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RESUMEN DOCUMENTAL: 
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modelo geológico se pueden calcular las reservas de petróleo del reservorio Basal Tena. 
MARCO REFERENCIAL: El campo Colibrí se encuentra ubicado en la Provincia de 
Sucumbíos al noreste de la Región Amazónica, aproximadamente a 250 Km al sureste de 
la ciudad de Quito y 35 Km al sur de la frontera con Colombia.  El campo se encuentra 
limitado al norte por los Campos Atacapi y Libertador, al sur por los Campos 
Limoncocha y Pacay, al oeste por el Campo Sacha y las estructuras Eno, Ron y Vista, y al 
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Basal Tena reservoir using a Static Model. REFERENCE FRAMEWORK: Colibrí 
Oilfield is located in Sucumbíos province northeast of the Amazon Region, 
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approximately 250 km southeast of the city of Quito and 35 km south of the border with 
Colombia. The field is limited to the north by Atacapi and Libertador oilfields, Oilfields 
Pacay and Limoncocha to the south, to the west by the Campo Sacha and structures Eno, 
Ron and Vista, and to the east by Shushufindi River. THEORETICAL 
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INTRODUCCIÓN 
 
 
 
 El estudio de integral de un reservorio permite conocer a detalle todas las 
condiciones y propiedades que lo describen y caracterizan. 
Con los resultados de este tipo de estudio se puede determinar las zonas en las cuales el 
reservorio es prospectivo para una futura explotación. 
En este trabajo se estudiará el reservorio Basal Tena de la formación Tena de la Cuenca 
Oriente en el campo Colibrí para ubicar zonas prospectivas en donde se sugerirán trabajos 
de completación o perforación según sea el caso. 
En el primer Capítulo se describirá el Planteamiento del Problema que este trabajo 
pretende resolver junto a los objetivos propuestos a alcanzar   
El Capítulo II referente al Marco Teórico describirá todos los conceptos y definiciones 
usados en el trabajo que sustentan su desarrollo. Se trataran conceptos geológicos, 
petrofísicos y de yacimientos. Además, se describirán las ecuaciones que se usarán para 
determinar cuantitativamente el potencial del reservorio.  
En el tercer Capítulo, las herramientas y procedimientos usados en este trabajo se 
documentarán. De esta forma, la descripción geológica y petrofísica del yacimiento se 
encontrará en este capítulo junto a todos los cálculos de propiedades de roca y fluidos y 
reservas. También se encontrará el modelo geológico en el cual todas las propiedades de 
roca y fluidos se cargarán y distribuirán probabilísticamente y en donde los cálculos 
volumétricos se realizarán.    
Los resultados del modelo geológico, las zonas prospectivas y los pozos candidatos a ser 
completados en Basal Tena se muestran en el cuarto capítulo. Las conclusiones y 
recomendaciones y las referencias bibliográficas se encontrarán en los capítulos 5 y 6 
respectivamente y finalmente los Anexos. 
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CAPITULO I 
PLANTEAMIENTO DEL PROBLEMA 
 
ENUNCIADO DEL PROBLEMA 
 
 
¿Es viable la implementación de un Plan de Desarrollo para el Reservorio Basal Tena en 
el Campo Colibrí? 
 
ENUNCIADO DEL TEMA 
 
 
“ESTUDIO INTEGRAL PARA EL DESARROLLO DEL RESERVORIO BASAL TENA EN 
EL CAMPO COLIBRÍ”” 
 
DESCRIPCIÓN DEL PROBLEMA 
 
 
 
Actualmente, los combustibles fósiles proveen más del 85% de la energía en el 
mundo. En este momento, se están produciendo cerca de 87 millones de barriles por día, 
esto es 32 billones de barriles por año en el mundo. Esta implica que cada año la industria 
del petróleo debe encontrar yacimientos con dos veces el volumen remanente de petróleo 
en el Mar el Norte solo para alcanzar el objetivo de reemplazar las reservas depletadas. 
De los 32 billones de barriles producidos cada año, alrededor de 22 billones provienen de 
reservorios de areniscas. Las reservas y las tasas de producción en campos de areniscas 
tienen cerca de 20 años de producción restantes. Las reservas probadas y probables en 
campos de calizas y dolomitas producirán cerca de 80 años más (Montaron 2008). Con las 
predicciones de demanda global de energía y consumo aumentando durante los próximos 
20 años, una solución más realista para suplir estas necesidades consiste en sostener la 
producción de los campos existentes por varias razones: 
 
 No se pueden garantizar nuevos descubrimientos. 
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 Los lugares para nueva prospección están en el mar o en áreas de difícil 
producción (áreas ecológicamente sensibles, lugares de difícil acceso). 
 Producir de estos lugares será más costoso que producir de los campos existentes 
mediante métodos de Recuperación Mejorada de Petróleo
1
  
 
Debido a que toda la producción del campo proviene de las arenas U y T desde el inicio 
de la explotación de petróleo en 1972, es necesario realizar estudios que permitan 
explotar nuevas zonas productoras, de esta forma incrementarán las reservas de petróleo y 
la producción. Además el reservorio Basal Tena no es totalmente desconocido, puesto que 
dentro del Campo Colibrí este reservorio produjo por un período corto de tiempo, lo que 
facilita de cierta forma su estudio. 
 
El problema que pretende solucionar este estudio es la necesidad de realizar un estudio 
completo del reservorio Basal Tena del Campo Colibrí, para incrementar determinar las 
mejores zonas prospectivas.  
 
JUSTIFICACIÓN 
 
 
 
Este estudio se va a realizar para obtener toda la información necesaria sobre el 
reservorio Basal Tena, que permita determinar los mejores sitios para explotar petróleo de 
este reservorio y contribuir así a mejorar la producción de petróleo, para suplir la 
demanda nacional y mundial. 
 
También pretende ser una herramienta técnica para la toma de decisiones al momento de 
desarrollar el reservorio Basal Tena, ya sea mediante sugerencias de reacondicionamiento 
en pozos ya perforados, o de perforación en nuevas zonas dentro del Campo Colibrí.  
 
OBJETIVOS 
 
 
Objetivo General 
 
Caracterizar el reservorio y cuantificar las reservas remanentes del yacimiento 
Basal Tena del Campo Colibrí para determinar las mejores zonas prospectivas.  
                                                             
1 J. Sheng, Modern Chemical Enhanced Oil Recovery, 2011. 
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Objetivos Específicos 
 
 Realizar una descripción geológica y petrofísica del reservorio. 
 Caracterizar los fluidos del  reservorio. 
 Cuantificar el Petróleo Original en Sitio. 
 Determinar la producción histórica del reservorio. 
 Calcular las reservas remanentes de petróleo. 
 Describir un Plan de Desarrollo para el reservorio. 
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CAPITULO II 
MARCO TEÓRICO 
 
ANTECEDENTES 
 
 
El campo Colibrí se encuentra ubicado en la Provincia de Sucumbíos al noreste 
de la Región Amazónica, aproximadamente a 250 Km al sureste de la ciudad de Quito y 
35 Km al sur de la frontera con Colombia.  El campo se encuentra limitado al norte por 
los Campos Atacapi y Libertador, al sur por los Campos Limoncocha y Pacay, al oeste 
por el Campo Sacha y las estructuras Eno, Ron y Vista, y al este por el río Shushufindi. 
 
Gráfico 1: Mapa de Ubicación del Campo Colibrí 
FUENTE: www.eppetrocuador.ec 
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El Campo Colibrí, el campo más grande en la cuenca Oriente fue descubierto por 
el Consorcio TEXACO-GULF en 1968 con la perforación del pozo Colibrí-01, que fue 
completado oficialmente en julio de 1972 y que produjo para el mes de agosto del mismo 
año 2394 barriles de petróleo de 26.6 API provenientes del reservorio U y 1388 barriles 
de petróleo de 32.5 API del reservorio T en mayo de 1981. En marzo de 1974 comenzó a 
producir el pozo Colibrí-01 con 1243 BPPD provenientes del reservorio U y en mayo de 
1981 el pozo se completó para iniciar la producción del reservorio T con 1366 BPPD. Los 
datos más recientes indican un alto potencial productivo en el campo: POES: 3.077 
MMbls. (DNH 2007), Petróleo Producido: 1.150 MM Bls (PETROPRODUCCION Jun 
2010), Factor de recobro 37.4 % (Jun 2010), Reservas: 477 MM (Jun 2010)
2
. 
 
Estructuralmente, este campo corresponde a un anticlinal asimétrico con una longitud 
aproximada de 33 km en dirección preferencial Norte-Sur y un eje secundario de 
dirección Este-Oeste de 6-7 km de ancho; con un cierre vertical de 371 pies, confiriéndole 
un área estimada de 43.200 acres.  
 
En febrero de 1972, comenzó el desarrollo del Campo mediante la perforación de pozos 
espaciados por un área de drenaje de 500 acres. En agosto del mismo año inició la 
producción del Campo y en agosto de 1986 se reporta el pico de producción de 126400 
barriles de petróleo. 
  
El Campo Colibrí posee reservas de petróleo liviano en los yacimientos U superior, U 
inferior, T superior y  T inferior, pertenecientes a la Formación Napo.  El reservorio Basal 
Tena de la formación Tena, el cual es el objeto de este estudio, es actualmente un 
productor a menor escala en comparación a los antes mencionados. 
 
La mayor parte del petróleo producido hasta el día de hoy proviene de reservorios del 
Cretácico: Napo U y T. La producción de hidrocarburos en la Cuenca Oriente del 
Ecuador, en general, está asociada a depósitos del Cretácico Inferior a Medio, como es el 
caso de las formaciones Hollín y Napo (areniscas T, U y caliza M-1); y depósitos del 
Cretácico Superior como son los de la arenisca Basal Tena. La arena Basal Tena está 
separada de U-superior por aproximadamente 600 pies de lutitas, roca no-reservorio y la 
caliza A en su base. Inmediatamente por debajo de U-superior está la unidad de arena U-
inferior, la cual está separada de T-superior por una secuencia de lutitas y la caliza B en 
                                                             
2 Data & Consulting Services, Resumen de Ingeniería de Reservorios, Schlumberger, Septiembre 
2011 
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su base. La caliza B marca el fin de depositación de los sedimentos T. De igual manera, la 
caliza A marca el fin del ciclo de sedimentación de U. Ambas calizas son el resultado de 
depositación durante períodos de máxima subida del nivel del mar. 
 
El promedio de las presiones iniciales de las arenas U y T fueron de 3867 psi y 4050 psi 
respectivamente, reportándose a lo largo de los años un descenso casi estable de 60 
psi/año. 
 
Este campo ha entrado en su etapa de madurez, luego de una producción constante sobre 
los 100 000 bpd hasta abril de 2004. En noviembre de 1984 se implementó un proyecto de 
recuperación secundaria mediante inyección de agua en 11 pozos ubicados en la zona 
oeste del campo a los yacimientos U y T, para mantener la presión e incrementar la 
recuperación final de petróleo. Este proyecto terminó en 1998 al no cumplir con los 
objetivos para los cuales fue diseñado. 
 
Sumario de Producción del Reservorio Basal Tena 
 
 
 
El Campo Colibrí comenzó a producir del reservorio Basal Tena en marzo de 
1997 luego de la completación del pozo COL-051 que produjo para ese mismo mes 779 
BPPD de 24 API, con 2% de BSW. El ultimo pozo que se completó para producir de 
Basal Tena fue el COL-107D en diciembre del 2005, y produjo 411 BPPD de 24 API, con 
1.8% BSW. En la Tabla 1 se puede observar la fecha de completación junto a los 
resultados iniciales y actualizados a agosto de 2012 de producción de todos los pozos que 
producen de Basal Tena. 
 
POZO 
Fecha 
de 
Inicio 
Q inicial          
(BPPD) 
BSW               
(%) 
Q actual 
(BPPD) 
BSW               
(%) 
API 
COL-051 Mar-97 779 2 106 42 24 
COL-099 Dic-03 778 0.1 5* 54 22 
COL-054 Aug-04 572 30 320 16 22 
COL-052B Nov-04 780 0.4 150 62 24 
COL-107D Dic-05 411 1.8 206 13 24 
Tabla 1: Producción Inicial y Actual por pozo del reservorio Basal Tena 
*Producción a Sep-2011 
FUENTE: Proyecto OFM Consorcio SSFD 
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Actualmente existen 5 pozos productores de Basal Tena: COL-051, COL-052B, COL-
054, COL-099, y COL-107D, todos ubicados en la zona centro del Campo y que en 
conjunto producen 781BPPD con 34% de BSW. El pico de producción del reservorio se 
reportó en noviembre del 2004 con un total de 2591 BPPD provenientes de los pozos: 
COL-051, COL-099, COL-052B y COL-054 
 
CONCEPTOS GEOLÓGICOS APLICADOS A LA CARACTERIZACIÓN DE 
YACIMIENTOS 
 
Rocas Sedimentarias 
 
 
 
 Las rocas sedimentarias son rocas que se forman por acumulación de sedimentos 
que, sometidos a procesos físicos y químicos (diagénesis), dan lugar a materiales más o 
menos consolidados. Pueden formarse a las orillas de los ríos, en el fondo de barrancos, 
valles, lagos, mares, y en las desembocaduras de los ríos. Se hallan dispuestas formando 
capas o estratos. Existen procesos geológicos externos actúan sobre las rocas 
preexistentes y las meteorizan, transportan y depositan en diferentes lugares dependiendo 
del agente de transporte (agua, viento, hielo). De igual manera, distintos organismos 
animales o vegetales pueden contribuir a la formación de rocas sedimentarias (fósiles). 
Las rocas sedimentarias pueden existir hasta una profundidad de diez kilómetros en la 
corteza terrestre.  
Pueden clasificarse por su génesis en: 
Rocas detríticas. Formadas por acumulación de derrubios (conjunto de fragmentos de 
roca desplazados por una corriente o agentes atmosféricos que se depositan en una 
pendiente) procedentes de la erosión y depositados por gravedad. Éstas a su vez se 
clasifican sobre todo por el tamaño de los clastos, que es el fundamento de la distinción 
entre conglomerados, areniscas y rocas arcillosas. 
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Gráfico 2: Rocas sedimentarias detríticas 
FUENTE:http://www.taringa.net/posts/info/12430845/Tipos-de-rocas_-erosiones-
y-suelo.html 
Rocas organógenas. Las formadas con restos de seres vivos. Las más abundantes se han 
formado con esqueletos fruto de los procesos de biomineralización; algunas, sin embargo, 
se han formado por la evolución de las partes orgánicas (de la materia celular), y se 
llaman propiamente rocas orgánicas (carbones). 
 
Gráfico 3: Roca sedimentaria orgánica 
FUENTE: http://web.educastur.princast.es/cpeb/cabanaqu/apache/naturales/rocas/rocas.html 
 
Rocas químicas o rocas de precipitación química. Formadas por depósito de sustancias 
previamente disueltas o neoformadas por procesos metabólicos; en este último caso se 
llaman fósiles. El mayor volumen corresponde a masas de sales acumuladas por 
sobresaturación del agua del mar que se llaman evaporitas, como el yeso y la sal gema. 
 
 
Gráfico 4: Roca sedimentaria química 
FUENTE: http://www2.montes.upm.es/Dptos/DptoSilvopascicultura/Edafologia/yesoRoca.html 
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Margas. Mezcla de rocas detríticas y rocas químicas (de origen químico). 
 
Gráfico 5: Roca sedimentaria marga 
FUENTE: http://www.regmurcia.com 
Para este estudio, se describirán solamente las areniscas por ser las principales rocas 
productoras de petróleo de la Cuenca Oriente del Ecuador. 
 
Areniscas 
 
 
 
 La arenisca es una roca sedimentaria de tipo detrítico, de color variable, que 
contiene clastos de tamaño arena. Después de las lutitas, son las rocas sedimentarias más 
comunes en la corteza terrestre. Las areniscas contienen espacios intersticiales entre sus 
granos. En rocas de origen reciente estos espacios están sin material sólido mientras que 
en rocas antiguas están rellenos de una matriz o de cemento de sílice o carbonato de 
calcio. Si los espacios intersticiales no están totalmente rellenos de minerales precipitados 
y hay cierta porosidad, estos pueden estar llenos de agua o petróleo, convirtiéndose en 
una roca reservorio. En lo referente al tamaño de los granos, las areniscas se clasifican 
dependiendo de su contenido de cuarzo, feldespato o fragmentos de roca. 
 
 
Gráfico 6: Estructura de una arenisca 
FUENTE: http://www.ucm.es/info/petrosed/rd/fab/index.html 
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Areniscas Cuarzosas 
 
 
 
Son las areniscas que tienen menos del 15% de matriz en el volumen total de roca 
y que además su contenido de cuarzo es mayor al 90%. 
 
 
Areniscas Arcosas 
 
 
 
En estas areniscas, el porcentaje de matriz en relación al volumen total de roca es 
menor al 15% y el contenido de cuarzo es menor al 90%. Además, en estas rocas el 
porcentaje de feldespato y plagioclasa es mayor que el contenido de fragmentos de roca. 
 
Areniscas Líticas 
 
 
 
Tienen menos del 15% de matriz dentro del volumen total y menos del 90% de 
cuarzo, pero en este tipo de rocas el contenido de feldespato y plagioclasa es menor que el 
contenido de fragmentos de roca. 
 
Cuando una arenisca tiene más del 15% de matriz en relación al volumen total, toma el 
nombre de grauvaca. 
 
En el siguiente Gráfico se muestra como la clasificación antes mencionada puede ser 
deducida a partir del contenido de cuarzo, feldespato o fragmentos de roca. 
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Gráfico 7: Clasificación de las areniscas 
FUENTE: http://gaia.geologia.uson.mx/amontijo/detriticas/clasificacion.htm 
 
Ambientes Sedimentarios 
 
 
 
 Un ambiente sedimentario es una zona de la superficie terrestre en donde se 
realizan procesos sedimentarios que pueden individualizarse en zonas por sus 
características físicas, químicas y biológicas que determinan las características de los 
sedimentos.  
Entre las características físicas que individualizan los medios, se incluyen aspectos 
dinámicos como la velocidad, dirección y variaciones en el movimiento del fluido que 
condicionan el medio; corrientes de agua, oleaje, mareas, vientos. etc. así como los 
parámetros geográficos y climáticos del mismo, como tipo de meteorización, clima, 
temperatura. Humedad, frecuencia de las heladas, precipitación. etc.  
Entre las características químicas hay que considerar las condiciones de pH del medio, la 
geoquímica de la roca madre y la interacción química entre el sedimento y el ambiente; 
principalmente en los subacuáticos.  
Entre las características biológicas hay que destacar todo lo referente a la flora y su 
influencia en los procesos sedimentarios, formación de suelos, erosión, etc., y a la fauna, 
así como las correspondientes interacciones con el ambiente que puede motivar la 
individualización de algún medio sedimentario.  
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Desde el punto de vista estratigráfico, los medios sedimentarios adquieren importancia al 
ser el lugar con un conjunto de condiciones físicas, químicas y biológicas en que se 
realiza la acumulación de sedimentos, refiriéndose a los medios sedimentarios. Las masas 
de sedimentos y rocas sedimentarias acumuladas se pueden subdividir y distinguir unas 
de otras por sus características litológicas, geométricas, estructuras sedimentarias, fósiles, 
etc., definiéndose como "facies sedimentarias" y siendo el resultado de la existencia de un 
medio sedimentario cuyas características han condicionado las propiedades de las facies.  
Una parte importante de la Estratigrafía presenta como problema fundamental el 
interpretar y reconstruir los medios sedimentarios a partir de las características de las 
facies sedimentarias. El análisis genético de las facies es la base para el estudio de medios 
sedimentarios antiguos.  
En estas zonas, los sedimentos son depositados iniciándose la litificación o diagénesis, 
por el que se transforman en rocas sedimentarias. Los cambios que tienen lugar en el 
sedimento durante la diagénesis se resumen en:  
(1) Compactación. Se reduce el volumen de los huecos (porosidad) y se expulsa el 
agua embebida en ellos por el peso de los sedimentos que se acumulan encima. 
Durante la compactación se inicia la reorientación de las partículas planas 
(arcillas, fragmentos de conchas).  
(2) Cementación. Las partículas que forman la roca van quedando unidas por las 
sales disueltas en el agua de formación que precipitan en los huecos.  
(3) Cambios en la composición. Se dan tres procesos  
que afectan a la composición mineralógica de la roca: disolución de minerales 
inestables para las nuevas condiciones, formación de otros minerales por los 
cambios del medio y recristalizaciones en minerales preexistentes. 
 
Los ambientes sedimentarios pueden clasificarse en continentales, marinos y de 
transición. Del ambiente continental, solamente será tratado en este trabajo el ambiente 
fluvial, ya que se conocen numerosos yacimientos de hidrocarburos en este tipo de 
ambiente. Del transicional son abundantes los ejemplos de acumulaciones de 
hidrocarburos en yacimientos de origen deltaico o costero. Sin embargo en la siguiente 
tabla se muestran todos los sistemas de cada ambiente de depositación. 
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AMBIENTE SEDIMENTARIO SISTEMA 
CONTINENTAL 
FLUVIAL 
DESÉRTICO 
LACUSTRE 
GLACIAL 
VOLCANICLÁSTICO 
TRANSICIONAL 
DELTAICO 
LAGUNAR 
ESTUARIO 
PLAYA 
BARRAS DE ARENA 
PLANICIE DE MAREA 
MARINO 
PLATAFORMA CARBONATADA 
PLATAFORMA SILICICLÁSTICA 
ABANICO SUBMARINO 
PLANICIES ABISALES 
Tabla 2: Clasificación de los Ambientes Sedimentarios 
FUENTE: www.scribd.com 
 
 
 
Ambientes Continentales 
 
 
 En estos medios no suelen depositarse grandes espesores de sedimentos porque a 
excepción de los depósitos de medios fluviales, lacustres y palustres, la conservación de 
su registro es precaria e incluso nula porque son fácilmente erosionados. 
 
Ambiente Fluvial. Los depósitos fluviales están constituidos por sedimentos que se 
acumulan a partir de la actividad de los ríos y los procesos de deslizamiento por gravedad 
asociados. Aunque estos depósitos se están generando actualmente bajo una diversidad de 
condiciones climáticas, desde desérticas hasta glaciales, se reconocen cuatro sistemas 
fluviales: 
(a) Sistema de abanicos aluviales: se origina a partir de la sedimentación de la carga 
sólida transportada por una corriente fluvial allí donde ésta pierde súbitamente 
fuerza debido a la brusca disminución de la gradiente topográfica que se produce 
cuando un río que corre por entre las montañas alcanza la llanura del pie de 
montaña. 
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Gráfico 8: Ambiente Fluvial de Abanicos Aluviales 
FUENTE: www.scribd.com 
 
(b) Sistema de ríos entrelazados: Este sistema fluvial es caracterizado por muchos 
canales separados por barras y pequeñas islas, y es muy común encontrarlos 
donde los sedimentos son abundantes, las descargas de agua son altas y 
esporádicas, y los ríos son sobrecargados con sedimentos; esto ocurre 
generalmente en las partes distantes de los abanicos aluviales. Sinuosidad > 1,3 
 
Gráfico 9: Ambiente Fluvial de ríos entrelazados 
FUENTE: www.scribd.com 
(c) Sistema de ríos meandriformes: Tienden a ser confinados a un canal principal que 
presenta una sinuosidad mayor a 1.5. En estos sistemas el gradiente de la 
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pendiente es mucho menor, y los sedimentos involucrados en la carga de las 
corrientes son más finos. La forma curva del cauce provoca la erosión de su borde 
externo y la sedimentación de su borde interno (point bar). Durante una crecida el 
río rompe sus diques laterales (albardones o levées) y migra hacia las zonas 
deprimidas de la llanura de inundación 
 
Gráfico 10: Ambiente Fluvial de ríos meandriformes 
FUENTE: www.scribd.com 
(d) Sistema de ríos anastomosados: Han sido muy poco estudiados por los 
sedimentólogos. De hecho, este sistema ha sido considerado como un tipo 
especial de los sistemas de ríos meándricos, en donde se desarrolla un sistema de 
canales de muy alta sinuosidad de manera estable y permanente. Sinuosidad: > 
2,0 
 
 
Gráfico 11: Ambiente Fluvial de ríos anastomosados 
FUENTE: www.scribd.com 
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Los sedimentos de un medio fluvial presentan características diversas según la zona en 
que se hayan depositado, algunos tipos de depósitos representan la acumulación en el 
canal; otros, la que tuvo lugar en sus márgenes y finalmente existen sedimentos que 
corresponden a zonas alejadas del cauce. De acuerdo a la zona donde se depositan se 
reconocen principalmente: 
 
Depósitos en Zonas Proximales 
 
Barras (bars). Son cuerpos sedimentarios que constantemente se desplazan en el lecho 
del río, producto de eventos erosivos y depositacionales por efecto de la corriente. Se 
clasifican en tres tipos. 
(a) Longitudinales 
(b) Lingoideas y transversales 
(c) Laterales que incluyen los “point bars y side bars” 
Chanel Lag. Se sitúan en la parte más profunda del canal, son discontinuos, el material 
que lo constituye es grueso, ocasionalmente se encuentran fragmentos de madera, cantos 
blandos etc. No forman capas gruesas y son invariablemente discontinuos. 
 
Point Bar. Es el mayor proceso de sedimentación en un río con canales meandrosos, se 
acumulan en la parte interna de los meandros y contienen los sedimentos más gruesos 
transportados por la corriente. En la parte superior suelen depositarse limos y arcillas 
 
Depósitos en zonas distales 
 
Albardones (levées). Son diques construidos en los bordes del canal pero comúnmente 
mejor desarrollados en los márgenes exteriores en las partes curvas, los depósitos 
generalmente son de grano fino (i.e limosos, arenosos) formados durante crecidas.  
 
Abanicos de desembalse (crevasse splay). Son cuerpos arenosos alargados depositados 
durante crecidas, cuando el río, al romper el albardón, descarga las partículas 
sedimentarias por perdida de energía. Los albardones y los abanicos de desembalse están 
caracterizados por una grano decreciencia y un adelgazamiento hacia la llanura aluvial, y 
por la presencia de ondulitas de corrientes y estratificación cruzada de pequeña escala. 
 
Llanura de inundación o llanura aluvial (floodplain). Se encuentra en las zonas más 
alejadas del cauce, es una zona llana y deprimida, inundada solo durante crecidas fuertes. 
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Esta caracterizada por depósitos finos (limolitas, arcillolitas) depositados en suspensión. 
Si el clima es húmedo está ocupada por pantanos o lagos, donde puede acumularse turba 
y carbón, grietas de desecación son comunes. En caso de clima árido se precipitan 
evaporitas, es frecuente la oxidación de depósitos (suelos rojos). 
 
Gráfico 12: Depósitos fluviales 
FUENTE: www.scribd.com 
 
Ambientes de Transición 
 
 Estos ambientes se localizan en el límite entre el continente y el mar. 
Geológicamente estos ambientes están expuestos a transformaciones rápidas y profundas 
influenciadas por las transgresiones y regresiones del mar. Están controlados por tres 
factores: marinos, continentales y biológicos. Los factores marinos son: oleaje, las mareas 
y los cambios del nivel mar. Entre los factores continentales tenemos el viento, 
topografía, clima y tipo de roca fuente. El metabolismo de los organismos que habitan la 
zona conforma el factor biológico.  
 
Ambiente Deltaico. Un delta se forma donde un río trae al mar mas sedimentos de los que 
las olas y corrientes litorales pueden distribuir hacia otras áreas. El tipo de delta resultante 
dependerá de la magnitud del aporte de sedimento a la costa y su redistribución por olas, 
mareas y corrientes litorales. De esta manera, según el tipo de energía predominante, se 
pueden distinguir el delta con dominio fluvial, delta con dominio de marea y delta con 
dominio de oleaje. Cuando se combinan dos o tres factores los deltas reciben el nombre 
de deltas tipo mixtos. 
Dos tipos de deltas con predominancia fluviátil pueden ser reconocidos, los que son 
generalmente lobulados (mas común) desarrollados en zonas costaneras someras, y los 
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alargados (forma de birdfoot) cuando se edifican en aguas más profundas. 
Morfológicamente los canales distributarios forman una red ramificada a partir del río 
principal, son estrechos y de sinuosidad débil, lo que contrasta con el río principal, 
frecuentemente más meandriforme. En las desembocaduras de los canales se forman las 
barras de desembocadura que son cuerpos arenosos en forma de abanico, que progradan 
sobre las arcillas del prodelta. La secuencia que resulta es granocreciente y gradual. Las 
arenas de dichas barras son generalmente más sucias y finas que la de los canales, pero 
tienen una extensión geográfica más amplia. 
El delta con predominación de mareas se caracteriza por canales distributarios con 
desembocadura ensanchada, bordeadas por llanuras tidales arcillosas (tidal flat, mud flat) 
y canales meandriformes aguas arriba. Los canales distributarios generalmente carecen de 
albardones (levées). En el canal se acumulan arenas, a menudo bajo la forma de barras de 
meandros. Estos depósitos son más extensos que los de los deltas fluviátiles. Las zonas 
intercanales de la llanura deltáica están constituidas por llanuras limosas tidales y 
pantanos. En las desembocaduras, la arena es depositada bajo la forma de barras tidales, 
cuya forma depende de la acción de las corrientes de flujo y reflujo: a veces están 
alargadas otras veces lobuladas. Contiene figuras de corriente con sentidos opuestos 
traduciendo las direcciones opuestas de flujo y reflujo. Progradan sobre las arcillas 
marinas del prodelta, formando secuencias granocrecientes con base gradaciona. 
 
Los deltas con predominación de oleaje son deltas con morfología arqueada, El oleaje que 
actúa se hace sentir más que todo en la parte externa de la llanura deltaica y en el frente 
deltaico. En estas zonas, la turbulencia de la rompiente y el vaivén de las olas impide el 
depósito de los sedimentos finos, que son dispersados hacia el mar. La deriva litoral 
transporta la mayor parte de la arena fluviátil fuera de las desembocaduras, formando 
cordones litorales y playa, si la acción de las olas es muy fuerte, el delta solo tendrá pocos 
distributarios principales, ya que los cordones litorales tapan los canales secundarios 
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Gráfico 13: Ambiente Deltaico 
FUENTE: www.scribd.com 
Cuando los ríos desembocan en el mar, las corrientes fluviátiles desaceleran bruscamente, 
debido a su dispersión, esto provoca el depósito de la mayor parte de los sedimentos 
cargados por el río, edificando el delta. A medida que se acumulan sedimentos, el delta 
prograda hacia el mar, adquiriendo así una organización morfológica característica con 
tres medios principales que son desde la más cercana al río o proximal hacia la más distal 
o cercana al mar: la llanura deltaica (aluvial), el frente deltaico y el prodelta. La llanura 
deltaica corresponde a la parte emergida del delta. La llanura deltaica está cortada por una 
red de brazos fluviátiles más o menos bifurcados, llamados canales distributários, que 
transportan el agua y los sedimentos hacia las desembocaduras del delta, están 
caracterizados por depósitos arenosos cuyo espesor alcanza la profundidad del canal. 
 
En zonas con clima húmedo, la llanura deltaica está cubierta por una vegetación densa, 
entre los canales se depositan sedimentos arcillosos, a menudo ricos en materia orgánica 
vegetal. Por otro lado en zonas con clima árido, la vegetación es más escasa o aún ausente 
y la llanura deltaica intercanal está compuesta de arcilla y evaporitas. 
 
 El frente deltaico es una plataforma marina somera que bordea la llanura deltaica, donde 
se acumula una gran parte de los sedimentos llevados por los ríos distributarios. En las 
zonas de desembocadura, los sedimentos son generalmente arenosos y forman barras de 
desembocadura que progradan sobre las arcillas más externas del prodelta. Hacia el mar y 
entre las desembocaduras, los sedimentos se vuelven más finos y arcillosos 
 
El prodelta constituye la parte más externa y profunda del delta. La sedimentación está 
caracterizada por depósitos finos (limolitas y arcillas) con carácter marino. El prodelta 
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forma la base del edificio deltaico y descansa sobre la plataforma continental. Cuando el 
delta prograda mucho el prodelta descansa sobre el talud continental. Se nota que 
mientras el desnivel del talud continental puede alcanzar unos miles de metros, el del 
frente deltaico no pasa de unas decenas de metros. 
 
Las barras de desembocadura son poco desarrolladas, ya que la arena es retrabajada y 
transportada. Las características mayores de los deltas dominados por el oleaje son la 
presencia de arenas de playa y de ante-playa, organizados en cordones progradantes. 
Dichos depósitos pueden ser muy extensos y son paralelos a la costa, mientras que en los 
otros deltas, los cuerpos arenosos tienen ejes mayores perpendiculares a la costa (barras 
de marea, canales fluviátiles). 
 
 
Gráfico 14: Principales componentes de un delta 
FUENTE: www.scribd.com 
 
Ambiente Estuarino. Se define a un estuario como “la parte ubicada hacia el mar de un 
valle inundado, que recibe sedimentos tanto de origen fluviátil como marino y contiene 
facies influenciadas por las mareas, olas y los procesos fluviales. Se extiende desde el 
límite superior de influencia de las mareas hasta el límite de las facies marinas costeras” 
3
 
Son sistemas de corta duración a la escala geológica, ya que si aumentan los aportes 
sedimentarios o si baja la velocidad del alza eustática, el estuario se rellena y se vuelve 
delta. Según esta definición, la instalación de una sedimentación estuarina traduciría una 
transgresión eustática (intervalo transgresivo). Mientras que la progradación de un delta 
representaría el prisma de alto nivel. Es decir que se suceden en el tiempo. Por lo tanto 
                                                             
3 Dalrymphe, Zaitlin and Boyd, 1992 
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depósitos estuarinos se encuentran intercalados dentro de las cuencas deltáicas, formando 
sistemas llamados parálicos, es decir fluviátil distal con intercalaciones marinas o 
salobres. 
En todos los estuarios, se distingue: Una parte externa (distal, boca) dominada por las 
corrientes de las olas o de las mareas, que inducen una sedimentación gruesa (arenas) y 
un transporte aguas arriba de los sedimentos, una parte central con energía mínima, 
porque se equilibran más o menos las influencias, donde se depositan sedimentos finos, y 
una parte interna (proximal, cabeza) dominada por la energía del río, que induce una 
sedimentación gruesa transportada aguas abajo. 
 
Debido a que los estuarios se desarrollan durante transgresiones que provocan la 
inundación y desaparición de los deltas, solo existen dos tipos de estuarios: los dominados 
por la energía de las olas y los dominados por las mareas. 
 
En la boca de los estuarios dominados por olas,  las olas edifican barreras o cordones 
litorales emergidos o subacuáticos que impiden a las olas y a las corrientes tidales entrar 
en el estuario, por lo tanto la energía detrás de dicha barrera es muy débil. Los estuarios 
dominados por las olas están caracterizados por una alta energía en la boca, un mínimo en 
la parte central, y nuevamente una buena energía fluviátil  
 
En los estuarios dominados por mareas la distribución de la energía induce una 
repartición grueso- fino- grueso de las facies de la boca a la desembocadura. En la boca el 
cuerpo marino arenoso tiene las características de las arenas de playa o de barrera. La 
parte central de muy baja energía se caracteriza por depósitos tales como lodos orgánicos 
finos bioturbados de tipo prodelta o lagoon. En el fondo las arenas y/o conglomerados 
fluviatiles forman un delta que prograda dentro del estuario (bay-head delta). Ya que no 
entran ni las olas ni las mareas, este estuario tendrá las características de un delta 
dominado por el río. La repartición de grueso-fino-grueso de los sedimentos es menos 
nítida que los estuarios expuestos a las olas. 
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Gráfico 15: Ambiente Estuarino 
FUENTE: http://www.vistaalmar.es/medio-ambiente/fenomenos-naturales/2319-sedimentos-rio-
plata.html 
 
Facies 
 
 
 
 Se denomina facies al conjunto de rocas sedimentarias o metamórficas con 
características determinadas, ya sean paleontológicas (fósiles) o litológicas (composición 
mineral, estructuras sedimentarias, geometría, etc.) que ayudan a reconocer los ambientes 
sedimentarios o metamórficos, respectivamente, en los que se formó la roca. Algunas 
asociaciones de facies permiten caracterizar con bastante precisión el medio sedimentario 
en el que se formaron, como las facies detríticas fluviales o las turbidítcas de talud 
continental. 
Se puede distinguir entre litofacies (caracteres litológicos del sedimento) y biofacies 
(caracteres biológicos). Los fósiles (biofacies) han sido tradicionalmente uno de los 
principales criterios de distinción de ambientes marinos o continentales. 
 
En la siguiente tabla se puede observar la clasificación de los ambientes sedimentarios y 
sus facies, con sus respectivas abreviaciones. 
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MARINO 
Tormenta  Storm 
Costa afuera superior  Off shore 
Cara inferior de playa  LShF 
Cara intermedia de playa  MShF 
Cara superior de playa UShF 
Cara superior de playa con influencia fluvial  UShF.FL 
TRANSICIONA
L 
Bahía limosa Interdistributaria  IBS 
Planicie arenosa de marea  TSFL 
Planicie arenosa de marea con influencia fluvial  TSFL.FL 
Planicie lodosa de marea  TMLF 
Barra arenosa de marea  TB 
Barra de marea con influencia fluvial  TB.FL 
Canal de marea  TCh 
Canal de marea con influencia fluvial  TCh.FL 
Canal submareal con influencia fluvial  STCh.FL 
Playa  Beach 
CONTINENTAL 
Barra fluvial con influencia de marea  FB.T 
Barra fluvial  FLB 
Canal fluvial  FLCh 
Flujo lodoso de detritos MDF 
Palustre  Marsh 
Canal fluvial con influencia mareal  FLCh.T 
 
Tabla 3: Abreviaciones de ambientes y facies sedimentarias  
FUENTE: Centro de Investigaciones Geológicas Quito 
 
 
GEOLOGÍA DEL RESERVORIO BASAL TENA 
 
 
 
La Cuenca Oriente constituye parte de una cadena de cuencas desarrolladas 
ampliamente desde Venezuela hasta Argentina entre la cordillera de los Andes y el cratón 
Guyano-Brasileño. Es fuertemente asimétrica hacia el oeste y con una inclinación suave 
hacia el flanco este. El eje de la cuenca es aproximadamente NS, el depocentro está 
localizado en el Perú donde se presentan espesores de hasta 5000m en sedimentos 
Terciarios y Cretácicos.  
 
La Cuenca Oriente está estructurada como resultado de esfuerzos transpresivos presentes 
a partir del Cretácico terminal los que provocaron la inversión tectónica de antiguas fallas 
normales, ligadas a un sistema de rift de edad Triásico y/o Jurásico. Los esfuerzos 
compresivos se iniciaron probablemente a partir del Turoniano y marcan la inversión 
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tectónica y la formación de estructuras petrolíferas con características propias, ahora 
limitadas por fallas orientadas principalmente NS o NNE-SSO que involucran a la zona 
Subandina, al Corredor Central Sacha- Colibrí y al Sistema Invertido Capirón–Tiputini. 
 
La Arenisca Basal Tena (Maastrichtiano Inferior, Raynaud et al., 1993, Jaillard, 1997) de 
la formación Tena ubicada en la Cuenca Oriente del Ecuador, corresponde a una 
discordancia regional asociada a un cambio litológico importante. Se puede observar esta 
discordancia en ciertos afloramientos de la Zona Subandina y en algunas secciones 
sísmicas de la parte Occidental de la Cuenca Oriente. El contacto Superior es concordante 
con el miembro Tena Inferior de la formación Tena.  
 
Su ambiente es considerado como relleno de tablas en la base de una importante 
transgresión marina. Tiene una litología que varía desde areniscas arkósicas al Este, 
pasando hacia cuarzo areniscas, cuarzo areniscas arkósicas y cuarzo – areniscas calcáreas 
en la parte central y Norte. Hacia la zona subandina, se presentan microconglomerados, 
brechas calcáreas y areniscas cuarzosas. Dos tipos de lutita se han podido observar en los 
núcleos. Una de origen marino más profundo y de aguas tranquilas con fósiles 
ocasionales y una composición casi pura, y la otra de una composición variada que 
incluye limos, arenas, micas y generalmente bioturbadas. Las calizas son usualmente 
fosilíferas y son consideradas como un depósito de costa afuera de poca profundidad, del 
tipo bahía o lagunal. Están infra o suprayacentes a las lutitas arcillosas, pero usualmente 
incluyen intervalos menores de arena. 
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Gráfico 16: Columna Estratigráfica de la Cuenca Oriente 
FUENTE: Baby, P. Rivadeneira, M. y Barragán, R. (2004). La Cuenca Oriente: Geología y Petróleo 
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PROPIEDADES PETROFÍSICAS DE LA ROCA RESERVORIO 
 
 
 
La Petrofísica es una especialidad de la Ingeniería de Petróleos que determina 
cuantitativamente las propiedades de la roca y los fluidos presentes en la misma. 
Adicionalmente, la petrofísica determina la relación existente entre los fluidos y su 
movimiento a través del medio poroso de la roca de un yacimiento determinado. Las 
principales características petrofísicas de una roca reservorio son: volumen de arcilla, 
porosidad, permeabilidad y saturación de agua, entre otras. Estas propiedades pueden ser 
determinadas con exactitud por medio del Análisis de Núcleos o pueden ser calculadas 
mediante la interpretación de Registros Eléctricos.  
 
Porosidad (ᶲ) 
 
 
 
La porosidad es la capacidad de las rocas para contener fluidos y es el resultado 
de la relación entre el volumen de espacios vacíos sobre el volumen total de la roca. Esta 
propiedad se ve afectada por tres factores: contenido de sílice, contenido de carbonatos y 
contenido de arcilla. 
 
 
Gráfico 17: Porosidad de una roca sedimentaria 
FUENTE: www.scribd.com 
 
Matemáticamente se expresa como: 
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Porosidad Absoluta (ᶲa) 
 
 
 
Es aquella porosidad que considera el volumen poroso de la roca esté o no 
interconectado. Esta propiedad es la que normalmente miden los porosímetros 
comerciales. Una roca puede tener una porosidad absoluta considerable y no tener 
conductividad de fluidos debido a la carencia de interconexión poral.  
 
Porosidad Efectiva (ᶲe) 
 
 
 
Es la relación del volumen poroso interconectado con el volumen bruto de roca. 
Esta porosidad es una indicación de la habilidad de la roca para conducir fluidos, sin 
embargo esta porosidad no mide la capacidad de flujo de de una roca. La porosidad 
efectiva es afectada por un número de factores litológicos como tipo, contenido e 
hidratación de arcillas presentes en la roca entre otros. 
 
Gráfico 18: Porosidad efectiva y porosidad absoluta en un medio poroso 
FUENTE: www.scribd.com 
 
 
Permeabilidad (K) 
 
Es la propiedad del medio poroso que mide la capacidad y habilidad de la formación 
para transmitir fluidos.  La permeabilidad se ve afectada por los siguientes factores:  
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(1)  Tamaño, forma, composición y orientación de los granos que influyen en la 
geometría del poro 
(2) Grado de cementación y Arcillosidad 
(3) Presencia de fracturas y fisuras. 
 
Darcy desarrollo una ecuación de flujo de fluidos en medios porosos para poder calcular 
la permeabilidad: 
   
 
 
  
  
 
Donde: 
v = velocidad aparente del fluido, cm/sec 
k = constante de proporcionalidad o permeabilidad, Darcys 
μ = viscosidad del fluido, cp 
dp/dL = caída de presión por unidad de longitud, atm/cm 
 
La velocidad v en la ecuación no es la velocidad real del fluido. Se determina dividiendo 
la tasa de flujo para el área de la sección transversal por donde fluye el fluido. 
Substituyendo esto es la ecuación anterior, 
  
   
  
 
  
  
 
q = tasa de flujo a través del medio poroso, cm3/sec 
A = área de la sección transversal, cm
2
 
 
Permeabilidad Absoluta (K) 
 
 
 
Es la permeabilidad medida cuando existe una sola fase en el medio poroso que 
lo satura al 100%. 
 
Permeabilidad Efectiva (Ke) 
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 Es la permeabilidad medida a un fluido cuando el medio poroso se encuentra 
saturado por dos o más fluidos. La permeabilidad efectiva es función de la saturación de 
fluidos y es siempre menor que la permeabilidad absoluta. 
 
 
Permeabilidad Relativa (Kr) 
 
 
 
Es la relación entre la permeabilidad efectiva y la permeabilidad absoluta. Se 
calcula con la siguiente ecuación: 
 
   
  
 
 
 
La permeabilidad absoluta de una muestra de roca es un número único. Por el contrario, la 
permeabilidad relativa a las diferentes fases líquidas constituye un conjunto de valores 
que depende de la saturación de fluidos, como se ilustra en el siguiente Gráfico. 
 
 
Gráfico 19: Comportamiento de las curvas de permeabilidad relativa 
FUENTE: www.unalmed.edu.co 
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Saturación (S) 
 
La saturación es definida como la fracción del volumen poroso ocupado por un 
fluido en particular (petróleo agua o gas). Esta propiedad se expresa matemáticamente 
como: 
 
  
                       
              
 
 
De la misma forma si requiere calcular la saturación de un fluido determinado, se lo haría 
así: 
 
   
                         
              
 
 
   
                     
              
 
 
   
                    
              
 
 
La saturación de agua intersticial o connata (Swc), que es la saturación de agua resultado 
de la formación de la roca, es importante porque reduce el espacio poroso disponible para 
el almacenamiento de petróleo y gas. 
 
 
Saturación critica de petróleo (Soc) 
 
 
 
Es la saturación mínima de petróleo necesaria para que el petróleo fluya. Por 
debajo de esta saturación el petróleo no fluirá. 
 
Saturación de petróleo residual (Sor) 
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Es el volumen de petróleo inmóvil asociado al desplazamiento con agua o gas. 
 
Saturación de petróleo móvil (Som) 
 
 
 
Es la fracción de volumen poroso ocupada por petróleo móvil. Se define con la 
siguiente ecuación: 
 
Som=1- Soc- Sor 
 
Compresibilidad de la Roca (cf) 
 
 Un reservorio a miles de pies por debajo de la superficie se encuentra sujeto a una 
presión de sobrecarga causada por el peso de las formaciones supra yacentes. Las 
presiones de sobrecarga varían de un área a otra dependiendo de factores como 
profundidad, naturaleza de la estructura, consolidación de la formación, y posiblemente la 
edad de las rocas. Un valor típico de presión de sobrecarga es de 1 psi por cada pie de 
profundidad. 
 
La sobrecarga aplica una fuerza compresiva al reservorio, que la presión en los espacios 
porosos de la roca no siempre la iguala. Una presión típica en los poros es de 0.5 psi por 
pie de profundidad, asumiendo que la roca está suficientemente consolidada para que la 
presión de sobrecarga no se transmita a través del fluido. 
 
La diferencia entre la presión de sobrecarga y la presión de los espacios porosos se 
denomina presión efectiva de sobrecarga. Durante la producción, la presión interna en el 
espacio poroso disminuye y por lo tanto la presión efectiva de sobrecarga aumenta 
causando una reducción en el volumen total de la roca y una expansión de los granos de la 
roca dentro del espacio poroso. 
 
Geertsma (1957) indico que existen tres tipos de compresibilidades que deben 
distinguirse: 
 
Compresibilidad de la matriz. Se define como el cambio fraccional en volumen del 
material solido de la roca con cada cambio unitario de presión. Matemáticamente:  
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Compresibilidad total de la roca. Se define como el cambio fraccional en volumen total 
de la roca con cada cambio unitario de presión. Matemáticamente: 
 
    
 
  
 
   
  
 
 
 
Compresibilidad de los poros de la roca. Se define como el cambio fraccional en 
volumen poroso de la roca con cada cambio unitario de presión. Matemáticamente: 
    
 
  
 
   
  
 
 
 
 
En la mayoría de reservorios las compresibilidades total y de la matriz son consideradas 
pequeñas en comparación a la compresibilidad de los poros, por lo tanto la 
compresibilidad de la formación normalmente se refiere a la compresibilidad de los poros. 
 
       
 
 
 
  
  
 
 
 
 
La compresibilidad de la formación se puede estimar en función de la porosidad por 
medio de la ecuación de Hall de la siguiente manera: 
 
    
     
      
       
 
CÁLCULO DE PROPIEDADES PETROFÍSICAS A PARTIR DE REGISTROS 
ELÉCTRICOS 
 
 
 
La Interpretación de registros Eléctricos puede definirse como la técnica de 
registrar información del subsuelo en forma continua, mediante herramientas que se bajan 
a través de un pozo perforado hasta la profundidad programada. Es importante para la 
ingeniería de Yacimientos porque permite determinar las zonas en donde existe 
acumulación de hidrocarburos y las propiedades petrofísicas de dichas zonas.  
Un término que debe entenderse antes de estudiar un registro es la Invasión a la 
formación. La Invasión a la formación se define como el área afectada por la filtración de 
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la fase líquida  del lodo de perforación dentro de la formación como resultado de las 
operaciones de perforación.   
 
 
Gráfico 20: Zonas invadidas por el fluido de perforación 
FUENTE: Log Interpretation Charts, Schlumberger 
 
Como se puede observar en el Gráfico anterior, existen cuatro zonas que se forman 
debido a la filtración del lodo hacia la formación. 
 
Costra. Es el residuo solido depositado en las paredes de las zonas permeables cuando el 
lodo de perforación se filtra hacia la formación.  
 
Zona Invadida. Es el volumen de formación que se encuentra cerca de la pared del pozo, 
en el cual todos los fluidos movibles han sido desplazados por el filtrado del lodo. La 
zona invadida o zona lavada contiene el filtrado del lodo y los hidrocarburos remanentes. 
 
Zona de Transición. Es el volumen que se encuentra entre la zona lavada y la zona 
virgen, en el cual el filtrado del lodo ha desplazado parcialmente los fluidos movibles de 
la formación. 
 
Zona Virgen. Finalmente hay una zona que no es alcanzada por el filtrado del lodo. En 
esta zona únicamente se encuentran los fluidos movibles de la formación. 
 
A continuación, se describirán cuatro tipos de registros eléctricos a partir de los cuales se 
pueden determinar las propiedades petrofísicas antes descritas, y son: Registro de 
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Potencial Espontáneo, Registro de Rayos Gamma, Registro de Resistividad y Registro de 
Densidad. 
 
Registro de Potencial Espontáneo (SP) 
 
El registro de Potencial Espontáneo registra el potencial eléctrico producido por 
la interacción del agua connata de la formación, el fluido de perforación y ciertas rocas 
iónico-selectivas como las lutitas. 
 
La forma y amplitud de la deflexión de la curva del SP frente a una capa permeable, 
depende de varios factores entre los cuales se puede destacar: 
 
(1) Espesor, h, y resistividad verdadera de la capa permeable, Rt. 
(2) Resistividad de las capas adyacentes, Rs 
(3) Resistividad del lodo, Rm y diámetro del hoyo, d. 
(4) Resistividad, Rxo, y diámetro de invasión, Di. 
(5) Presencia de arcillas dentro de la capa permeable. 
 
La curva del potencial espontáneo se registra en la pista izquierda del perfil eléctrico 
convencional. Frente a lutitas, las lecturas del SP son bastante uniformes y tienden a 
seguir una línea recta denominada línea base de lutitas. Frente a estratos permeables, el 
SP se desvía de esta línea, en capas suficientemente gruesas, las lecturas tienden a seguir 
una línea recta de deflexión, esencialmente constante, que define la línea base de arena. 
Esta deflexión es generalmente a la izquierda de la línea base de lutita y depende de la 
salinidad relativa del filtrado y el agua de formación, lo cual nos permite: 
 
(1) Establecer correlaciones geológicas de los horizontes atravesados. 
(2) Diferenciar entre lutitas y capas permeables, permitiendo a la vez medir los 
espesores de éstas. 
(3) Obtener cualitativamente el contenido de arcillas de las capas permeables. 
(4) Determinar valores de la resistividad del agua de formación 
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Registro de Rayos Gamma (GR) 
 
El registro de Rayos Gamma es una medida de la radioactividad natural de la 
formación. Los elementos radioactivos tienden a concentrarse en lutitas y arcillas 
mientras que las formaciones limpias tienden a tener bajos niveles de concentración de 
rayos gamma. El registro de Rayos Gamma indica el contenido de lutitas en una 
formación. El GR usualmente se correlaciona bien con el registro SP porque indica altos 
valores para lutitas y bajos valores en arenas y calizas. 
 
 
Gráfico 21: Respuestas típicas de la curva de Gamma Ray en función de la litología 
FUENTE: www.scribd.com 
 
El GR se puede utilizar para: 
(1) Definición de capas arcillosas. 
(2) Indicador del contenido de arcilla. 
(3) Detección de minerales radioactivos y no radioactivos. 
(4) Identificación de topes formacionales. 
(5) Identificación de la litología. 
 
Si la radioactividad del contenido de arcilla es constante y ningún otro mineral en la 
formación es radioactivo las lecturas del GR permiten calcular el contenido de arcilla, así: 
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Gráfico 22: Curvas de Potencial Espontáneo y Rayos Gamma en registro eléctrico 
FUENTE: OFM Project, Consorcio SSFD  
 
Registro de Densidad  
 
Ésta técnica es utilizada principalmente para determinar la porosidad de la 
formación. La medición de la densidad de la formación, también se aplica en la 
identificación de minerales, detección de gas, evaluación de arenas arcillosas, litologías 
complejas y en la determinación de arcillas petrolíferas. 
 
Una fuente radioactiva, que para este caso será una muestra que emita radiación gamma, 
colocada en una almohadilla es aplicada contra la pared del pozo. Esta fuente emite hacia 
la formación rayos gamma, los cuales interaccionan con los electrones de la formación 
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según el Efecto Compton, para obtener rayos gamma de Compton que se originan porque 
la formación cede energía a los átomos dejándolos en estados excitados. Estos últimos 
rayos son detectados y evaluados como una medida de la densidad de la formación, ya 
que el número de rayos gamma Compton está directamente relacionado con el número de 
electrones en la formación. 
 
Registro Neutrónico  
 
Los perfiles neutrónicos son usados principalmente para ubicar formaciones 
porosas. Dichos registros responden principalmente a la cantidad de Hidrógeno presente 
en la formación. Así, en formaciones limpias, es decir, con poca presencia de arcillas, 
cuando los poros están llenos de agua o petróleo, el perfil neutrónico nos da el valor del 
espacio poroso lleno de fluido 
 
Para calcular la porosidad a partir de un registro de densidad o neutrón, se aplica la 
siguiente fórmula: 
  
       
     
 
Donde:  
                        
                           
                       
 
 
Tabla 4: Valores típicos de densidad de fluido y de matriz para el cálculo de porosidad 
FUENTE: www.scribd.com 
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Registro de Resistividad  
 
 Ésta técnica es utilizada para diferenciar intervalos que contienen agua e 
hidrocarburos, cuantificar la Rw en intervalos que contiene agua, analizar el perfil de 
invasión, cuantificar la saturación de agua en intervalos que contienen hidrocarburos. 
Hay dos tipos principales de herramientas de resistividad. El laterolog mide la resistividad 
de la formación (circuito en serie) y el induction log mide la conductividad de la 
formación (circuito en paralelo).Ambos tipos registran la resistividad en tres zonas 
simultáneamente: 
 
LLD. Investiga profundo en el reservorio (60”-90”) 
LLS. Investiga somero en el reservorio (30”) 
MSFL. Lee la resistividad cerca a las paredes del hueco (4”-6”) 
. 
Para calcular la saturación de agua a partir de las curvas de resistividad, se utiliza la 
ecuación de Archie: 
 
  
  
   
    
 
Donde: 
n = Exponente de saturación 
m = Exponente de cementación 
a = Factor de tortuosidad 
Rw = Resistividad del agua de formación 
Rt = Resistividad verdadera de la formación   
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Gráfico 23: Registro GammaRay, Resistividad y Neutrón 
FUENTE: www.scribd.com 
 
PROPIEDADES FÍSICAS DE LOS FLUIDOS DE UN RESERVORIO 
 
 
Para entender el comportamiento volumétrico del petróleo y gas en función de la 
presión, es importante conocer las propiedades de los fluidos. Estas propiedades son 
generalmente determinadas en el laboratorio con muestras del fluido del reservorio 
mediante análisis de presión, volumen y temperatura conocidos como Análisis PVT. 
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Cuando las muestras no están disponibles, estas propiedades se determinan a partir de 
correlaciones empíricas desarrolladas mediante métodos numéricos.  
 
Propiedades del Gas Natural 
 
Factor de Compresibilidad (Z) 
 
 
 
El factor Z indica el grado de desviación que tiene el gas real con respecto al 
comportamiento que tendría se fuera gas ideal. Se puede obtener de los nomogramas o 
calcularse con el siguiente método iterativo propuesto por Dranchuk y otros en 
"Computer calculation of Natural Gas Compressibility Factors Using the Standing Katz 
Corrections", Institute of Pet. Tech. IP-74-008.: 
 
 
      
  
   
 
  
   
         
  
   
   
   
    
   
   
 
  
    
 
   
         
            
      
 
Donde: 
           
           
           
          
           
           
           
           
   
       
    
 
     Presión pseudo reducida 
     Temperatura pseudo reducida 
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Factor Volumétrico (Bg) 
 
 
 
Es la relación que existe entre el volumen de gas medido a condiciones de 
reservorio y el volumen medido a condiciones estándar (60 F y 14.7 psi). Este valor es 
siempre menor a la unidad. 
 
   
       
      
 
 
   
       
 
          
   
 
 
            
 
 
      
   
   
  
 
            
 
 
      
  
   
  
 
Donde: 
Z= factor de desviación del gas 
T = temperatura absoluta, °R 
P = Presión absoluta, psi  
 
El factor volumétrico del gas tiende a decrecer con el aumento de la presión a temperatura 
constante pero nunca llega a cero,  es decir es asintótico. 
 
Gráfico 24: Comportamiento tipo del factor volumétrico del gas en función de la presión 
FUENTE: www.lacomunidadpetrolera.co 
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Compresibilidad (cg) 
 
 
 
La compresibilidad isotérmica de un gas se define como el cambio fraccional en volumen 
cuando la presión es cambiada a temperatura constante, esto es: 
 
    
 
 
 
  
  
 
 
 
 
Donde V es el volumen, p la presión y T la temperatura 
 
Aplicando la ley de gases reales, 
 
  
    
 
 
 
Diferenciando con respecto a la presión a temperatura constante, 
 
 
 
  
  
 
 
 
    
 
 
  
  
 
 
 
    
  
 
 
 
  
  
 
 
   
 
 
 
  
  
 
 
 
 
 
  
 
 
Sustituyendo, 
 
  
   
 
 
 
 
 
 
  
  
 
 
 
 
Así, para el caso especial de gases ideales, 
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Gráfico 25: Curva de comportamiento de la compresibilidad del gas en función de la 
presión. 
FUENTE: Banzer C., Correlaciones Numéricas PVT, pág. 30 
 
 
Para poder calcular la compresibilidad del gas real, Trube definió la compresibilidad 
seudoreducida  como: 
 
          
 
 
Mattar L., Brar G., y Aziz K., propusieron la siguiente ecuación para poder determinar cr 
y así poder calcular la compresibilidad del gas: 
 
   
 
   
 
    
     
 
 
 
  
  
   
 
   
  
  
  
  
   
 
    
 
 
 
 
 
Dónde:  
 
 
  
   
 
   
    
  
   
 
  
   
       
  
   
    
    
   
   
 
   
    
   
         
       
             
   
 
Y las constantes A1 a A8 son las mismas que se usan para el cálculo del factor de 
desviación Z. 
 
 
44 
 
Viscosidad (μg) 
 
 
 
Es la propiedad que determina la resistencia al flujo que presenta el gas. 
Generalmente, la viscosidad del gas aumenta con los incrementos de presión. A presiones 
bajas la viscosidad del gas (al contrario que los líquidos) se incrementa con la 
temperatura. Sus unidades son los centipoises, cp. La viscosidad del gas también se 
determina por medio de Correlaciones empíricas con un margen de error inferior al 2 %. 
La correlación de Carr permite obtener la viscosidad del gas a la presión atmosférica y 
corregirlo por contenido de impurezas.  
 
 
Gráfico 26: Comportamiento de la viscosidad del gas en función de presión y temperatura 
FUENTE: Banzer C., Correlaciones Numéricas PVT, pág. 39 
 
 
                       
 
             
                                        
 
                 
            
    
               
            
    
                 
            
    
 
Donde:  
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Para llevar este valor de viscosidad  a la presión deseada, se parte de la relación: 
    
  
   
      
 
La relación µg / µg1 se puede calcular mediante de la correlación de Dempsey: 
 
   
  
   
                   
       
                    
       
  
    
                 
        
  
    
                   
        
   
 
Donde: 
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Propiedades del Petróleo 
 
Presión de Burbuja (Pb) 
 
 
 
Es la presión a la cual se libera la primera burbuja de gas. Determina el paso de 
un sistema en estado líquido al estado de dos fases. Por debajo de la presión de burbuja se 
forman dos fases en equilibrio: la liquida y la gaseosa. Por encima de esta presión el 
sistema está siempre en fase liquida.  
 
Se puede calcular matemáticamente mediante la siguiente ecuación: 
 
     
 
 
 
 
   
  
 
    
           
            
 
 
 
 
Donde: 
                          
                                 
                               
                               
                 
 
Relación de Solubilidad (Rs) 
 
 
 
 Es la cantidad de pies cúbicos normales de gas en solución por cada barril normal 
de petróleo cuando ambos son medidos a las mismas condiciones de temperatura y 
presión.  
El crudo está saturado con gas cuando tiene en  solución la máxima cantidad de gas que 
admite y al reducir la presión, ocurre liberación de gas. Si el crudo tiene una cantidad de 
gas inferior a la que puede admitir, el crudo esta subsaturado, o sea que la falta gas para 
saturarse completamente. 
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Gráfico 27: Curva de Relación de Solubilidad en función de la presión. 
FUENTE: Banzer C., Correlaciones Numéricas PVT, pág. 64 
 
Para determinar la relación de solubilidad se puede usar la correlación de Standing, entre 
otras: 
 
      
 
 
     
         
          
 
 
    
 
 
 
Factor Volumétrico (Bo) 
 
 
 
Es la relación que existe entre el volumen de petróleo medido a condiciones de 
reservorio y el volumen medido a condiciones estándar (60 F y 14.7 psi). Este valor es 
siempre mayor o igual a la unidad. 
 
   
       
      
 
 
El valor del Bo alcanza su máximo valor cuando la presión a la que está sometido el 
petróleo llega a la presión del punto de burbuja. En el siguiente Gráfico se puede apreciar 
el comportamiento del factor volumétrico respecto a la presión, para un caso en particular.  
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Gráfico 28: Comportamiento del Factor volumétrico del petróleo respecto a la presión. 
FUENTE: Banzer C., Correlaciones Numéricas PVT, pág. 72 
 
El factor volumétrico del petróleo se puede estimar a partir de la siguiente correlación:  
                          
     
  
  
 
   
        
Factor Volumétrico Total (Bt) 
 
 
 
El factor volumétrico total o bifásico es el volumen que ocupa a condiciones de 
yacimiento un barril de petróleo más su gas originalmente en solución en relación al 
volumen que ocupa a condiciones estándar. Es decir, este factor incluye el volumen del 
líquido, más la diferencia entre la relación de solubilidad inicial y la relación de 
solubilidad actual a condiciones de yacimiento. Si el factor volumétrico del gas en 
solución está en PCY/BN, el factor de volumétrico total puede determinarse por medio de 
la siguiente ecuación. 
                 
Donde: 
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Gráfico 29: Comportamiento del Factor volumétrico del petróleo y total en función de la 
presión 
FUENTE: Banzer C., Correlaciones Numéricas PVT, pág. 82 
 
 
Compresibilidad  (co) 
 
 
 
La compresibilidad isotérmica de un petróleo saturado, es decir, petróleo que se 
encuentra a una presión por encima de la presión de burbuja, se define como el cambio 
fraccional en volumen cuando la presión es cambiada a temperatura constante, esto es: 
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Como el volumen de un líquido saturado disminuye a medida que la presión aumenta, co 
es positiva. El siguiente Gráfico representa el comportamiento típico de la 
compresibilidad en función de la presión para un crudo por encima de la presión de 
burbuja. 
 
 
Gráfico 30: Comportamiento de la compresibilidad del petróleo por encima del punto de 
burbuja 
FUENTE: Banzer C., Correlaciones Numéricas PVT, pág. 84 
La correlación de Vásquez y Beggs permite estimar la compresibilidad del petróleo por 
encima del punto de burbuja:  
   
                                 
     
 
 
Donde: 
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Viscosidad (µo) 
 
 
 
 Es la propiedad que determina la resistencia al flujo que presenta el petróleo. En 
el caso del petróleo deben distinguirse dos tipos de viscosidad: viscosidad sin gas en 
solución y viscosidad con gas en solución. En ambos casos, al caer la temperatura 
disminuye la viscosidad pero cuando incrementa la presión, la viscosidad aumenta en el 
primer caso y disminuye en el segundo porque el efecto de disminución de viscosidad por 
gas en solución es mayor que el efecto por compresibilidad del petróleo. En el siguiente 
Gráfico se muestra el comportamiento de la viscosidad en función de la presión. Como se 
puede observar, por debajo de la presión de burbuja la viscosidad disminuye debido al 
efecto del gas en solución, pero por arriba de la presión de burbuja la viscosidad aumenta 
con presión porque solo actúa la presión.   
 
Gráfico 31: Viscosidad del petróleo vs. Presión 
FUENTE: Banzer C., Correlaciones Numéricas PVT, pág. 84 
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Para calcular la viscosidad del petróleo a condiciones determinadas, se puede utilizar la 
siguiente correlación calculando primero la viscosidad del petróleo sin gas y luego 
corrigiendo este valor por el contenido de gas: 
        
  
      
    
            
      
                     
                       
                     
Donde: 
                                              
                                           
 
Propiedades del Agua 
Factor Volumétrico  (Bw) 
 
 
 
 En forma similar al petróleo, el factor volumétrico del agua se define como 
relación entre el volumen que ocupa en el yacimiento un barril de agua en relación al 
volumen que ocupa a condiciones de normales. La variación de Bw con respecto a la 
presión es diferente a la del petróleo, es decir, aumenta con la disminución de presión tal 
como se muestra en el siguiente gráfico. 
 
Gráfico 32: Comportamiento del factor volumétrico del agua con respecto a la presión 
FUENTE: Banzer C., Correlaciones Numéricas PVT, pág. 116 
 
 
53 
 
El grafico muestra que cuando la presión del yacimiento es reducida desde su presión 
inicial a la presión del punto de burbujeo, el factor volumétrico del agua aumenta debido 
a la expansión del agua en el yacimiento. A presiones por debajo del punto de burbuja, se 
libera gas pero el factor volumétrico continúa aumentando debido a que la disminución 
del volumen de agua resultante de la liberación del gas, es insuficiente para contrarrestar 
la expansión del agua. Este efecto se da por la baja solubilidad del gas en agua. 
Para calcular el Bw a presiones por debajo del punto de burbuja, la correlación es la 
siguiente: 
                     
               
                                           
         
              
                                
  
   
                                            
                                
Donde: 
Bw: factor volumétrico del agua corregida por salinidad 
Bwp: factor volumétrico del agua pura 
p: presión, psi 
S: salinidad en porcentaje de sólidos disueltos (1%=10 000ppm) 
T: Temperatura, °F 
 
 
Compresibilidad (cw) 
 
 
 
 La compresibilidad isotérmica del agua se define se define como el cambio 
fraccional en volumen cuando la presión es cambiada a temperatura constante, esto es:  
    
 
  
 
   
  
 
 
 
Matemáticamente se puede calcular como: 
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La correlación por efecto de sólidos disueltos está dada por:  
  
   
                                                      
 
Viscosidad (μw) 
 
 
 De la misma forma que para los fluidos anteriores, la viscosidad del agua es la 
medida de la fuerza que se opone al flujo del agua. El comportamiento tipo de la 
viscosidad del agua con respecto a la presión se muestra en el siguiente gráfico. 
 
 
Gráfico 33: Comportamiento de la viscosidad del agua con respecto a la presión 
FUENTE: Banzer C., Correlaciones Numéricas PVT, pág. 126 
 
Matemáticamente, la viscosidad del agua se puede determinar mediante la siguiente 
correlación: 
 
              
 
     
     
 
 
Donde T en K. 
 
La corrección de la viscosidad del agua pura por salinidad está dada por: 
 
  
   
                               
                                             
 
Donde T en °F y S en porcentaje de sólidos disueltos (1% 10 000ppm) 
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MECANISMOS DE PRODUCCIÓN DE RESERVORIOS DE HIDROCARBUROS 
 
 
 
El proceso de entender el comportamiento de un yacimiento requiere la 
identificación de los mecanismos que impulsan los fluidos desde el reservorio hacia los 
pozos perforados dentro del mismo. La existencia de estos mecanismos se debe al proceso 
de formación de la roca y de acumulación de los hidrocarburos y a las condiciones de 
presión y temperatura del yacimiento.  
 
La recuperación de petróleo por cualquiera de los mecanismos de empuje natural se llama 
recuperación primaria. El término se refiere a la producción de hidrocarburos de un 
reservorio sin el uso de cualquier proceso para complementar la energía natural del 
reservorio. Cada reservorio está compuesto por una combinación única de: propiedades 
geológicas de la roca, características de los fluidos y mecanismo primario de producción. 
Se ha observado que cada mecanismo de empuje tiene cierto desempeño en términos de: 
último factor de recobro, caída de presión, relación Gas-Petróleo, y producción de agua.  
En base a estos términos, existen seis mecanismos de empuje natural los cuales son:  
 
(1) Empuje por Expansión Roca y fluido.  
(2) Empuje por gas en Solución  
(3) Empuje por capa de Gas  
(4) Empuje por Intrusión de Agua  
(5) Empuje por segregación gravitacional  
(6) Empuje combinado 
 
 
Empuje Expansión de Roca y Fluido. 
 
 
 
En presiones sobre el punto de burbujeo, la compresibilidad del petróleo, del agua 
connata, y de la roca, son los elementos actuantes para la producción del reservorio. A 
medida que la presión del reservorio declina, la roca se comprime y los fluidos se 
expanden a través de sus compresibilidades individuales, la compresibilidad de la roca 
reservorio es el resultado de dos factores:  
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Gráfico 34: Reducción del espacio poroso como resultado de la expansión de la roca y 
expansión del fluido  
FUENTE: www.scribd.com 
 
(1) Reducción del espacio poroso por la expansión de la roca y su posterior 
compresión dependiendo de su grado de compresibilidad  
(2) Expansión del fluido debido a la caída de presión.  
 
Los reservorios bajo este mecanismo de producción se caracterizan por una relación gas-
petróleo (GOR) constante que es igual a la solubilidad del gas (Rs) a la presión de 
burbuja. Este mecanismo es considerado el menos eficiente y usualmente en la 
recuperación de petróleo representa un pequeño porcentaje del total de Petróleo Original 
en Sitio. La eficiencia de recuperación sobre el punto de burbuja esta normalmente en el 
rango de 3% o menos. 
 
 
 
 
Empuje por Gas en Solución  
 
 
 
El Empuje por Gas en Solución es llamado es el principal mecanismo de empuje 
para aproximadamente un tercio de todos los reservorios de petróleo del mundo
4
.  
 
En un reservorio de Empuje por Gas en Solución, este mecanismo predomina por sobre 
uno de capa de gas o Empuje por Agua. La saturación de agua promedia dentro del 
volumen poroso está cerca al valor irreducible. La presión inicial del reservorio está sobre 
o igual a la presión del punto de burbuja. Si asumimos que la presión inicial está sobre la 
                                                             
4 Mecanismos de Producción de los Reservorios, Lucio Barandiaran, Capítulo III, 2006 
 
 
57 
 
presión del punto de burbuja, entonces la presión como consecuencia de la producción 
declinará rápidamente hasta el punto de burbuja. Durante este periodo, todo el gas en el 
reservorio permanece en solución. Una vez que la presión ha declinado hasta la presión 
del punto de burbuja, la producción adicional causará que esta decline por debajo del 
punto de burbuja con la consiguiente liberación del gas libre en el reservorio. Después 
que la saturación de gas excede la saturación crítica, este se hace móvil. La recuperación 
de petróleo para el mecanismo de gas en solución usualmente está en el rango de 5 a 30 % 
del Petróleo Original en Sitio. Los factores que tienden a favorecer una alta recuperación 
incluyen alta gravedad API del crudo (baja viscosidad), alto contenido de gas en solución 
y homogeneidad de la formación.  
Los métodos que han sido desarrollados para predecir la recuperación de petróleo 
incluyen el Método de Muskat, diversas variaciones del Método de Tarner, Balance de 
Materiales por Diferencias Finitas, Técnicas Estadísticas y Simulación Numérica. 
 
 
 
Gráfico 35: Reservorio con empuje por gas en solución como mecanismo de producción 
FUENTE: Ahmed T., Reservoir Engineering Handbook. 
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 La presión declina rápida y continuamente en este tipo de reservorios. El 
comportamiento de la presión del reservorio es atribuido al hecho de que fluidos externos 
como acuíferos o capa de gas no actúan en el reservorio para el mantenimiento de la 
presión dentro del reservorio. Existe una mínima producción de agua durante la vida 
productiva del reservorio salvo que la saturación de agua inicial sea alta.: Este tipo de 
reservorio se caracteriza por un rápido incremento en la relación gas petróleo en todo el 
reservorio.  
 
Empuje por Capa de Gas  
 
 
 
 En reservorios que producen por este mecanismo, existe una capa de gas libre con 
una mínima o nula intrusión de agua. Estos reservorios se caracterizan por mostrar una 
lenta declinación en presión. La energía natural disponible para producir petróleo viene de 
las siguientes fuentes: 
 
(1) Expansión de la capa de gas  
(2) Liberación de gas en solución. 
 
Durante el empuje por capa de gas, la presión declina lenta y continuamente a un nivel 
mayor que en un reservorio con gas en solución. El grado de mantenimiento de la presión 
depende del volumen de gas en la capa de gas comparado con el volumen de petróleo. La 
intrusión de agua es ausente o despreciable. Como la capa de gas en expansión alcanza 
los intervalos de producción en los pozos ubicados estructuralmente altos, la relación gas-
petróleo de los pozos se incrementará. El reservorio con capa de gas es en realidad un 
mecanismo de desplazamiento frontal, por lo tanto, se obtiene una considerable 
recuperación de hidrocarburos, con mayor eficiencia que el mecanismo por gas en 
solución que oscila entre el 20% y 40%. 
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Gráfico 36: Reservorio con empuje por capa de gas como mecanismo de producción 
FUENTE: Ahmed T., Reservoir Engineering Handbook  
 
Empuje por Intrusión de Agua  
 
 
 
 En este tipo de reservorio no existe capa de gas, por lo tanto la presión inicial es 
mayor que la presión del punto de burbuja. Cuando la presión se reduce debido a la 
producción de fluidos, se crea un diferencial de presión a través del contacto agua-
petróleo. De acuerdo con las leyes básicas de flujo de fluidos en medio poroso, el acuífero 
reacciona haciendo que el agua contenida en él, invada al reservorio de petróleo 
originando una Intrusión o Influjo la cual no solo ayuda a mantener la presión sino que 
permite un desplazamiento inmiscible del petróleo que se encuentra en la parte invadida. 
 
El acuífero es parte de un sistema artesiano. El agua que rodea al reservorio de petróleo 
está en contacto con agua proveniente de la superficie.  
Dependiendo de la forma como ingresa el agua al reservorio de petróleo, los reservorios 
por empuje de agua se denominan:  
 
Reservorios con empuje de fondo. En la cual la formación es usualmente de gran espesor 
con suficiente permeabilidad vertical, tal que el agua puede moverse verticalmente. En 
este tipo de reservorios la conificación puede convertirse en un gran problema.  
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Reservorios con empuje lateral. En la cual el agua se mueve hacia el reservorio desde los 
flancos de la estructura.  
 
Para que exista una intrusión, debe existir suficiente permeabilidad para permitir el 
movimiento del agua (por lo menos 50 md). Además, una intrusión es visible si la 
producción de agua incrementa a medida que el tiempo transcurre. 
 
 
Gráfico 37: Reservorio con empuje agua como mecanismo de producción 
FUENTE: Ahmed T., Reservoir Engineering Handbook  
 
La presión en el reservorio presenta una declinación gradual y lenta. La razón por la 
pequeña declinación en la presión del reservorio es que la producción de petróleo y gas es 
reemplazada casi en su totalidad por agua proveniente del acuífero que invade la zona de 
petróleo.  
Una producción excesiva de agua se obtiene en pozos ubicados estructuralmente en la 
parte baja del reservorio porque están más cerca del contacto agua-petróleo. Normalmente 
existe un pequeño cambio en la relación gas-petróleo en la vida del reservorio si el 
reservorio no cuenta con una capa inicial de gas. La presión se mantendrá como resultado 
de la invasión de agua al reservorio, sin embargo existirá una pequeña cantidad de gas 
libre resultado de la liberación del gas en solución.  
 
La recuperación final de los reservorios con empuje de agua suelen ser mucho mayor que 
la recuperación de cualquier otro mecanismo de producción. La recuperación depende de 
la eficiencia de la acción de la intrusión de agua a medida que se desplaza el aceite. En 
general, cuando la heterogeneidad del reservorio aumenta, la recuperación disminuirá, 
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debido al avance desigual del agua desplazada. La recuperación de petróleo para este tipo 
de empuje oscila entre el 35% el 75% del POES.  
 
Empuje por Segregación Gravitacional  
 
 
 
 El mecanismo de empuje por segregación gravitacional ocurre como resultado de 
la diferencia de densidades de los fluidos del reservorio. Los efectos de la las fuerzas 
gravitatorias pueden ser simplemente ilustradas mediante la agitación de una mezcla de 
petróleo y de agua en un frasco. Después de la agitación, el frasco se coloca en reposo, y 
el líquido más denso (normalmente agua) se deposita en el fondo del frasco, mientras que 
el fluido menos denso (normalmente petróleo) descansará en la parte superior del líquido 
más denso. Los fluidos se han separado como resultado de las fuerzas gravitatorias que 
actúan sobre ellos y por el hecho de ser fluidos inmiscibles. En un reservorio de empuje 
por segregación, el gas que se libera a medida que se produce el petróleo, se mueve hacia 
el tope del reservorio mientras que el petróleo se mueva hacia abajo debido a la 
permeabilidad vertical. Para que esto ocurra debe existir suficiente permeabilidad vertical 
para permitir que las fuerzas gravitacionales sean mayores que las fuerzas viscosas dentro 
del reservorio y el espesor de la formación debe ser suficiente para permitir la acción de 
la gravedad en los fluidos. Aunque algunos de estos reservorios no tienen una capa de gas 
inicial, la recuperación será mayor si esta existe.  
 
Un mecanismo similar denominado drenaje gravitacional ocurre si es que el yacimiento 
tiene un gran buzamiento. En este caso el petróleo se mueve hacia abajo y el gas hacia 
arriba, pero el flujo es paralelo al ángulo de buzamiento, en vez de ser perpendicular a 
este. En la mayoría de los casos el drenaje gravitacional y empuje por segregación se 
consideran como el mismo mecanismo. El factor de recobro en este tipo de reservorios 
varía entre el 40% y 80% con promedio de 60% del POES, lo que hace a este mecanismo 
el mejor en términos de recuperación de petróleo.  
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Gráfico 38: Reservorio con drenaje gravitacional como mecanismo de producción 
FUENTE: Ahmed T., Reservoir Engineering Handbook 
 
Cuando un reservorio produce por efecto de dos o más de los mecanismos antes descritos, 
se dice que el reservorio produce con un mecanismo de empuje combinado. Satter y 
Thakur presentaron una serie de curvas que permiten determinar el mecanismo de 
producción de un reservorio en función de la presión como porcentaje de la presión inicial 
y de la producción acumulada como porcentaje del POES.  
 
Gráfico 39: Curvas tipo de eficiencia de recobro en función de la presión 
FUENTE: Satter A., Thakur G., Integrated Petroleum Reservoir Management 
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ECUACIÓN DE BALANCE DE MATERIALES 
 
 
 
 La Ecuación de Balance de Materiales, EBM,  es una de las herramientas básicas 
que los ingenieros de reservorios usan para interpretar y predecir el comportamiento de un 
reservorio. Cuando la EBM es usada correctamente, permite: 
(1) Estimar el volumen inicial de hidrocarburos 
(2) Predecir el comportamiento del reservorio 
(3) Predecir la última recuperación de hidrocarburos en base a los distintos 
mecanismos de recuperación de petróleo. 
La ecuación está estructurada para mantener un inventario de lo que entra, lo que sale y lo 
que se acumula en el reservorio.  
Definiendo el radio m como: 
  
                                 
                            
 
    
    
 
El volumen total de hidrocarburos en la formación esta dado por: 
                                                              
                                       
                        
  
Gráfico 40: Esquema de tanque utilizado para ilustrar el inventario de fluidos usado para 
realizar la EBM 
FUENTE: Ahmed T., Reservoir Engineering Handbook 
 
Tratando al reservorio como un contenedor o tanque (Gráfico-40) se puede observar el 
balance volumétrico de todos los factores que influyen en el reservorio. En términos 
generales los términos iniciales son los siguientes: petróleo 
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Volumen poroso ocupado por petróleo a la presión inicial pi 
     
Volumen poroso ocupado por la capa de gas a la presión inicial pi 
      
Estos términos deben ser iguales a: 
Volumen poroso ocupado por el petróleo remanente a la presión del reservorio p 
         
Volumen poroso ocupado por la capa de gas a la presión del reservorio p 
 
     
   
    
Volumen poroso ocupado por el gas en solución liberado a la presión del reservorio p 
                  
 
Volumen poroso ocupado por la intrusión de agua neta a la presión del reservorio 
        
Cambio en el volumen poroso ocupado por agua debido a la expansión del agua 
connata y la reducción del volumen poroso por la compresión de la roca. 
          
        
     
    
 
Volumen poroso ocupado por el agua y gas inyectados a la presión del reservorio p. 
 
                 
Realizando el balance con las ecuaciones antes descritas, se obtiene: 
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La producción acumulada de gas se expresar en términos de la relación gas petróleo 
acumulada y del petróleo acumulado: 
        
Además introduciendo el factor volumétrico total y remplazando: 
                 
 
  
                                            
              
  
   
             
        
     
   
 
 
Dónde:  
pi = Presión Inicial del reservorio, psi 
p = Presión promedio del reservorio, psi 
Δp = Cambio de presión en el reservorio = pi − p, psi 
pb = Presión al Punto de Burbuja, psi 
N = POES, STB 
Np = Producción acumulada de petróleo, STB 
Gp = Producción acumulada de gas, scf 
Wp = Producción acumulada de agua, bbl 
Rp = Relación gas-petróleo acumulada, scf/STB 
Rsi = Relación de Solubilidad inicial, scf/STB 
Rs = Relación de solubilidad del gas, scf/STB 
Boi = Factor Volumétrico inicial del petróleo, bbl/STB 
Bo = Factor volumétrico del petróleo, bbl/STB 
Bgi = Factor Volumétrico inicial del gas, bbl/scf 
Bg = Factor Volumétrico del gas, bbl/scf 
Winj = Inyección de agua acumulada, STB 
Ginj = Inyección de gas acumulada, scf 
We = Intrusión de agua acumulada, bbl 
G = Capa inicial de Gas, scf 
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m = Relación entre G y el POES, bbl/bbl 
cw = compresibilidad del agua, psi
−1
 
cf = compresibilidad de la roca, psi
−1
 
Para el desarrollo de la EBM se tomaron las siguientes asunciones: 
Temperatura constante. Todos los cambios de presión y volumen en el reservorio se 
asumen como isotérmicos.  
Equilibrio de presión. Todo el reservorio tiene la misma presión y por lo tanto todas las 
propiedades de los fluidos son constantes. 
Volumen de reservorio constante. El volumen del reservorio se asume constante 
excepto por las condiciones de compresión de roca y expansión de fluidos que se 
consideran dentro de la ecuación. 
Datos de producción confiables. Todos los datos de producción deben ser tomados en 
un mismo periodo.  
 
CÁLCULO DE RESERVAS 
 
 
 
 Las reservas son cantidades de petróleo que se considera pueden ser recuperados 
comercialmente a partir de acumulaciones conocidas a una fecha futura
5
.  
Las Reservas se pueden atribuir a la energía natural del reservorio o a métodos de 
recuperación mejorada que incluyen mantenimiento de presión, ciclos de inyección de 
fluidos, inyección de agua, métodos térmicos, inyección de polímeros y el uso de fluidos 
desplazantes miscibles y no miscibles.  
 
Todos los estimados de reservas involucran algún grado de incertidumbre que depende 
principalmente de la cantidad de datos de ingeniería y geología, confiables y disponibles a 
la fecha del estimado y de la interpretación de estos datos. El grado de incertidumbre 
permite diferenciar las reservas como probadas o no probadas. Las reservas no probadas 
son menos ciertas a ser recuperadas que las probadas y pueden ser sub-clasificadas como 
reservas probables y posibles para denotar progresivamente el incremento de la 
incertidumbre en su recuperación. 
                                                             
5 Definiciones de Reservas aprobadas por la Junta Directiva, SPE, Inc. Feb. 27, 1987. 
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Reservas probadas 
 
 
 
 Las reservas probadas son aquellas que pueden ser estimadas con razonable 
certeza para que sean recuperables bajo ciertas condiciones económicas. Las condiciones 
económicas incluyen precios y costos vigentes al tiempo que se realiza la estimación. Las 
reservas probadas pueden ser desarrolladas o no desarrolladas. 
En general, las reservas se consideran probadas si la productibilidad comercial del 
reservorio es soportada por producción actual. En ciertas ocasiones las reservas probadas 
pueden ser asignadas en base a registros eléctricos y análisis de núcleos que demuestren 
que el reservorio en estudio contiene. 
El área que se considera probada en un reservorio incluye: 
(a) El área delimitada por la perforación de pozos y definida por los contactos de 
fluidos si existen 
(b) Las zonas no perforadas que pueden ser razonablemente consideradas como 
comercialmente productivas en base a la información geológica y de ingeniería. 
En ausencia de información sobre los contactos de fluidos, la ocurrencia más baja 
conocida de hidrocarburos controla el límite de reservas probadas a menos que 
información de ingeniería y rendimiento indique lo contrario. 
Las reservas probadas deberán disponer de instalaciones que permitan procesar y 
transportar las reservas hacia los sitios de venta, que estén en funcionamiento en el 
momento de la estimación, o deberá existir un compromiso o expectativa razonable de 
instalar dichas instalaciones en el futuro. 
En general, las reservas probadas no desarrolladas se asignan a locaciones no perforadas 
que satisfacen las siguientes condiciones: 
(a) Las locaciones son desplazamientos directos de los pozos que han indicado 
producción comercial en la formación objetivo. 
(b) Existe certeza razonable de que las locaciones se encuentran dentro de los límites 
productivos conocidos de la formación en estudio. 
(c) Las locaciones cumplen con las regulaciones de espaciamiento de pozos, si 
existen. 
(d) Existe certeza razonable de que las locaciones serán desarrolladas. 
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Las reservas que se consideran a ser producidas a través de la aplicación de métodos 
establecidos de recuperación mejorada, son incluidas en la clasificación de probadas 
cuando: 
(a) La prueba exitosa de un proyecto piloto o respuesta favorable de un programa 
instalado en el mismo o en un reservorio análogo con similares propiedades de 
roca y fluido, proporcionan soporte para el análisis sobre el cual está basado el 
proyecto, y, 
(b) Es razonablemente cierto que el proyecto será ejecutado. 
Las reservas a ser recuperadas por métodos de recuperación mejorada que tienen todavía 
que ser establecidos a través de aplicaciones comerciales exitosas, son incluidas en la 
clasificación de probadas solo: 
(a) Después de una favorable respuesta de producción de otro reservorio similar que 
es un plan piloto representativo o un programa instalado donde la respuesta 
proporciona soporte para el análisis sobre el cual está basado el proyecto, y 
(b) Es razonablemente cierto que el proyecto será ejecutado. 
 
Reservas no probadas 
 
 
 
 Las reservas no probadas están basadas en datos de geología y/o ingeniería, 
similares a los usados en el estimado de las reservas probadas, pero incertidumbre 
técnicas, contractuales, económicas o de regulación hacen que estas reservas no sean 
clasificadas como probadas. Las reservas no probadas pueden ser sub-clasificadas como 
probables y posibles. 
Las reservas no probadas pueden ser estimadas asumiendo condiciones económicas 
futuras diferentes a las vigentes a la fecha del estimado. El efecto de posibles mejoras 
futuras en las condiciones económicas y desarrollo tecnológico puede ser expresado por 
una clasificación apropiada de las cantidades de reservas en probables y posibles. 
 
Las reservas probables son las reservas no probadas que el análisis de datos de geología e 
ingeniería sugieren que son menos ciertas que las probadas. En este contexto, cuando se 
usen métodos probabilísticos, debe existir al menos una probabilidad de 50 % de que la 
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cantidad a ser recuperada será igual o excederá a la suma del estimado de reservas 
probadas mas las probables. 
En general, las reservas probables pueden incluir: 
(a) Reservas que se anticipaban como probadas por perforación, pero que el control 
del subsuelo es inadecuado para clasificar estas reservas como probadas, 
(b) Reservas en formaciones que parecen ser productivas y están basadas en 
características de perfiles eléctricos pero faltan datos de núcleos o pruebas 
definitivas y que no son análogos a reservorios en producción o reservorios 
probados existentes en el área, 
(c) Reservas incrementales que se atribuyen a perforación de inter- ubicaciones 
(infill) que podrían ser clasificadas como probadas si es que el espaciamiento 
reducido hubiera sido aprobado a la fecha del estimado, 
(d) Reservas que se atribuyen a un método de recuperación mejorada que ha sido 
establecido por una repetida aplicación comercial exitosa, cuando 
  (i) Un proyecto o piloto que está planeado pero no en operación, y 
(ii) Las características de reservorio, fluido y roca aparecen como 
favorables para una aplicación comercial, 
(e) Reservas en un área donde la formación parece estar separada del área probada 
por fallamiento y la interpretación geológica indica que el área objetivo esta 
estructuralmente más alta que el área probada., 
(f) Reservas atribuibles a un futuro reacondicionamiento, tratamiento, re-tratamiento, 
cambio de equipo u otro procedimiento mecánico, donde tal procedimiento no ha 
sido probado exitosamente en pozos que muestran similar comportamiento en 
reservorios análogos, y 
(g) Reservas incrementales en reservorios probados donde una interpretación 
alternativa de los datos de comportamiento o volumétricos indican reservas 
mayores a las que fueron clasificadas como probadas. 
 
Las reservas posibles son las reservas no probadas que el análisis de los datos de geología 
e ingeniería sugieren que son menos ciertas a ser recuperadas que las reservas probables. 
En este contexto, cuando se utilicen métodos probabilísticos, debe existir al menos una 
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probabilidad de 10 % de que las cantidades a ser recuperadas serían iguales o excederían 
la suma de las reservas probadas más probables y mas posibles. 
En general, las reservas posibles pueden incluir: 
(a) Reservas que, basadas en interpretaciones geológicas, podrían existir más allá del 
área clasificada como probable, 
(b) Reservas en formaciones que parecen contener petróleo basado en análisis de 
núcleos y registros, pero pueden no ser productivas a tasas comerciales., 
(c) Reservas incrementales atribuidas a perforación infill que están sujetas a 
incertidumbre técnica, 
(d) Reservas atribuidas a métodos de recuperación mejorada cuando 
  (i) Un proyecto piloto está planeado pero no en operación, y 
(ii) Las características de reservorio, roca y fluido son tales que existe 
una razonable duda que el proyecto será comercial, y 
(e) Reservas en un área donde la formación parece estar separada del área probada 
por fallamiento y la interpretación geológica indica que el área objetivo está 
estructuralmente más baja que el área probada. 
 
Cálculo de Reservas por el Método Volumétrico 
 
 
 
 Para la cuantificación de las reservas son utilizadas distintas metodologías, de 
acuerdo al desarrollo de los yacimientos y a la información geológica y de ingeniería 
disponible. Entre los métodos determinísticos se halla el método volumétrico, el cual no 
estima como tal el volumen de las reservas, sino que está asociado a la determinación de 
los hidrocarburos originales en sitio (Petróleo Original En Sitio POES, Gas Original en 
Sitio GOES, Condensado Original en Sitio COES). 
 
El método volumétrico utiliza valores puntuales que mejor representen a cada uno de los 
parámetros geológicos que caracterizan el yacimiento. Partimos del concepto de que, en 
una arena, una fracción de su volumen total corresponde al volumen poroso, y a la vez, 
una fracción de ese volumen poroso será ocupada por cierta cantidad del fluido, en este 
caso, de hidrocarburo. 
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Por lo general se tendrá entre los datos la saturación de agua y no la de petróleo, pero en 
un yacimiento de agua y petróleo éstas están relacionadas. 
                     
La saturación y porosidad son adimensionales, así que el volumen del petróleo queda 
expresado en las mismas unidades del volumen bruto (Acre*pie). El factor 7758 permite 
convertir los Acre*pie en barriles, pero todas éstas son condiciones de yacimiento, así que 
toman el valor de barriles de yacimiento BY: 
 
                         
 
Es posible determinar el volumen de petróleo para cualquier instante particular de la 
producción, y según la evolución de del yacimiento el Bo va a cambiar como función de la 
presión. Pero para determinar el volumen inicial del petróleo, POES (petróleo original en 
sitio) se utiliza el Boi (Bo inicial). 
     
                   
   
 
Donde: 
POES: Petróleo original en Sitio (BN) 
Vb:  Volumen bruto de la arena (acre*ft) 
Φ:  porosidad, adimensional expresada en fracción 
Soi:  saturación inicial de petróleo, adimensional expresada en fracción 
Boi:  factor volumétrico de formación de petróleo (BY/BN) 
 
Una vez calculado el POES, se puede determinar las reservas por medio del factor de 
recobro (FR) que está en función del mecanismo de producción que se explicó 
anteriormente. Entonces para determinar las reservas:  
                 
Donde: 
POES: Petróleo original en Sitio (BN) 
Vb:  Volumen bruto de la arena (acre*ft) 
 
Esta fórmula permite calcular las reservas independientemente del método que se use 
porque todos ellos calculan el petróleo inicial en sitio y no directamente las reservas.  
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CAPITULO III 
HERRAMIENTAS Y PROCEDIMIENTOS 
 
HERRAMIENTAS 
 
 
 
Los resultados del presente trabajo se obtuvieron mediante el uso de tres simuladores 
diferentes, que permitieron el cálculo de propiedades de roca y fluidos, modelamiento 
geológico, cálculo de volúmenes y análisis de datos de producción. 
 
 
Techlog Petrophysics 
 
 
 
La plataforma Techlog proporciona a petrofísicos, geólogos e ingenieros una herramienta 
de análisis totalmente integrada, interactiva y fácil de usar para la interpretación de todos 
los tipos de datos (por ejemplo, centrales de pozos, registros, imágenes, fotos...).  
 
 
 
Oil Field Manager 
 
 
 
 OFM es un conjunto de módulos, desarrollado por Schlumberger Information 
Solutions, para ayudar en la supervisión diaria y el manejo de campos de petróleo y gas. 
OFM proporciona una interfaz que permite  ver, modificar y analizar información de 
producción y reservorios dentro del entorno de Microsoft Windows
®
. También permite 
desarrollar análisis básicos y complejos para completaciones individuales o múltiples, 
grupos de pozos, un campo entero o múltiples campos.  
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Petrel 
 
 
 
 Petrel es un software que permite la visualización, realización de mapas y la 
creación de modelos y simulación de reservorios en 3D. Sirve para la interpretación 
sísmica  usando cubos en 2D y 3D SEG-Y y ZGY, crear grillas 3D para la modelación de 
reservorios y simulación de flujo, visualizar en 3D información geofísica, geológica, 
petrofísica y de producción, realizar una mejorada zonificación de reservorios usando 
Correlación entre Pozos, realizar el modelamiento de facies, calcular volúmenes, diseño 
de pozos, concordancia histórica de producción, entre otros. 
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DESCRIPCIÓN GEOLÓGICA DEL RESERVORIO BASAL TENA EN EL CAMPO 
COLIBRÍ 
 
 
 
 De acuerdo a los registros MASTERLOG de 18 pozos perforados en distintas 
zonas del Campo Colibrí, la arenisca Basal Tena es una arena cuarzosa, blanca con 
variaciones de color gris amarillo y café, de sub transparente a sub translucida, con 
cemento calcáreo y matriz arcillosa. El tamaño del grano varía de fino a medio. Tiene una 
porosidad regular en promedio y se pudieron observar trazas de hidrocarburos en su 
mayor parte residuales. Una muestra de la arenisca Basal Tena se puede observar en los 
siguientes gráficos tomados al momento de la perforación del pozo CLB-026D. 
 
 
       
 
      
Gráfico 41: Imágenes de los ripios de perforación de la Arenisca Basal Tena en el pozo CLB-
026D 
FUENTE: Masterlog CLB-026D, Consorcio SSFD 
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DESCRIPCIÓN PETROFÍSICA 
 
 
 
 El cálculo de las propiedades petrofísicas del reservorio se realizó con el software 
TechLog
®
, a partir de la información de los registros eléctricos del reservorio Basal Tena 
disponibles en el campo. Se calculó el volumen de arcilla, la porosidad efectiva y la 
saturación de agua, propiedades necesarias para obtener el modelo geológico, mediante 
las ecuaciones propias del programa que se detallan a continuación.  
 
  
Cálculo de Volumen de Arcilla 
 
 
 
 TechLog
®
 calcula el volumen de arcilla como una función de tres ecuaciones a 
partir del registro de Gamma Ray, de la curva de Potencial Espontaneo y del registro de 
Densidad Neutrón.  
 
                         
 
Donde 
 
                       
                                                                       
                                                                                
                                                                          
 
Cuando se tiene disponible información de las tres fuentes antes mencionadas, se procede 
a utilizar uno de los siguientes métodos para determinar el volumen final de arcilla, el 
cual se usa analizando cada pozo independientemente: 
 Aritmético (media aritmética) 
 First Present (primer valor ingresado) 
 Mínimo (mínimo de los tres valores) 
 Máximo (máximo de los tres valores)  
 Medio (media ponderada de los tres valores) 
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Cálculo de Porosidad Efectiva 
  
 Para determinar la porosidad efectiva, el software utiliza la siguiente ecuación 
que está en función de la porosidad total y la porosidad total de la arcilla, de esta forma:  
 
   
     
     
 
 
     
       
     
 
 
                
 
 
Donde: 
                        
                                
                       
                                       
 
Cálculo de Saturación de Agua 
 
 El cálculo de la saturación de agua efectiva se realiza con los valores de 
porosidad efectiva y volumen de arcilla antes determinados junto a valores de resistividad 
mediante una ecuación cuadrática, así: 
   
  
 
            
     
   
   
    
 
  
   
Donde: 
                           
6
 
                         
                                  
                                       
                      
                                                             
6 Valores típicos usados para en areniscas 
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Con los resultados anteriores se pueden determinar las zonas de arena en cada pozo y las 
zonas de pago que se encuentran dentro de la arena, utilizando los siguientes criterios: 
 
FACIE CONDICIÓN 
ROCA Vsh<42% 
RESERVORIO Vsh<42%, ᶲe>7% 
PAGO Vsh<42%, ᶲe>7%, Sw<40% 
 
Tabla 5: Indicadores de la zona de pago de Basal Tena 
FUENTE: Petrophysics Analysis Phase II, Consorcio SSFD 
 
Se utiliza un Vsh menor al 42% para diferenciar las zonas de arena de las zonas de arcilla, 
sin  castigar a las zonas de arena de menor calidad que pueden cumplir con las 
características para ser una roca reservorio. Se usa una porosidad mayor al 7% para 
diferenciar la zona de reservorio porque es la saturación mínima que debe tener una 
arenisca para que el petróleo pueda fluir. Se utiliza una saturación de agua menor al 40% 
para diferenciar la zona de pago para evitar una temprana producción alta de agua. 
El resultado del uso de estos indicadores permite reconocer a que profundidad o 
intervalos de profundidad  se cumplen con las condiciones para tener petróleo dentro de la 
arena, como se puede observar en el siguiente ejemplo del pozo COL-051 que es un 
productor de Basal Tena.  Los resultados de la evaluación petrofísica de cada pozo se 
encuentran en el Anexo 1. 
Well 
Flag 
Name 
Top Bottom Net 
Av_ Shale 
Volume 
Av_ 
Effective 
Porosity 
Av_Effective 
Water 
Saturation 
COL-051 ROCK 8403.5 8412.5 9 0.256 0.149 0.121 
COL-051 RES 8404 8412.5 8.5 0.252 0.156 0.12 
COL-051 PAY 8404 8412.5 8.5 0.252 0.156 0.12 
 
La evaluación petrofísica realizada a 129 pozos del campo determinó que la arenisca 
Basal Tena tiene espesores que varían de 1 a 23 ft en la zona de reservorio. La porosidad 
efectiva promedio del reservorio es de 14% en promedio, variando de 7 a 25%. La 
saturación de agua oscila entre 7 y 40%. 
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Gráfico 42: Distribución de Porosidad y Espesor del reservorio Basal Tena 
FUENTE: Petrophysics Analysis Phase II, Consorcio SSFD 
 
El valor de permeabilidad calculado por el software no se tomó en cuenta porque se tiene 
disponible los resultados del análisis de las pruebas de presión de los pozos productores 
de Basal Tena. Estos análisis dieron como valor promedio de permeabilidad absoluta 
500mD. 
POZO FECHA 
INTERVALOS EVALUADOS RESULTADOS 
DESDE HASTA TOTAL Ko K 
pies pies pies md md 
COL-51 
22-Aug-11 8402 8410 8 523 654 
21-Jan-07 8402 8410 8 430 538 
2-Dec-00 8402 8410 8 346 433 
28-Feb-97 8402 8410 8 1257 1571 
COL-52B 22-Oct-04 8416 8424 8 662 828 
COL-54 12-Jul-04 8374 8384 10 1200 1500 
COL-99 26-Nov-03 8320 8340 20 292 365 
COL-107D 29-Nov-05 8980 9008 28 408 510 
Tabla 6: Permeabilidades Absolutas resultado del análisis de Pruebas de Presión 
FUENTE: Sumario de B’UPs, Consorcio SSFD 
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CONSTRUCCIÓN DEL MODELO GEOLÓGICO 
 
 
 
 La construcción del modelo geológico se realizó usando el software PETREL con 
la información de registros eléctricos y geofísica disponible del reservorio en estudio. 
 
 
La estructura del reservorio, se definió tomando el tope estructural de Basal Tena en el 
campo Colibrí y el tope estructural de la Lutita Napo Superior para establecer el límite 
superior e inferior, respectivamente, de la arenisca Basal Tena. Entre estos límites se 
procedió a cargar los pozos y los registros eléctricos de cada uno de ellos. 
 
 
Grafico 43: Registro Eléctrico tipo del reservorio Basal Tena en el Campo Colibrí 
 FUENTE: PETREL Project, Consorcio SSFD 
 
Para la construcción del modelo de porosidad y de distribución de arena, se cargó la 
información de todos los pozos que tienen registros eléctricos en Basal Tena junto con los 
resultados del análisis petrofísico.  
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Gráfico 44: Tope estructural de la arenisca Basal Tena en el Campo Colibrí 
FUENTE: PETREL Project, Consorcio SSFD 
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Sabiendo que el ambiente de sedimentación de Basal Tena fue un estuario, se hicieron 
pruebas para determinar la dirección de depósito tomando como direcciones 240, 270 y 
300°, mediante polígonos de la siguiente manera: 
 
 
Gráfico 45: Sectorización del campo mediante polígonos de dirección 270° 
FUENTE: PETREL Project, Consorcio SSFD 
 
 
Gráfico 46: Sectorización del campo mediante polígonos de dirección 300° 
FUENTE: PETREL Project, Consorcio SSFD 
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Gráfico 47: Sectorización del campo mediante polígonos de dirección 240° 
FUENTE: PETREL Project, Consorcio SSFD 
 
Posteriormente, se procedió a poblar las propiedades petrofísicas a partir de los registros 
eléctricos en cada uno de los casos para determinar la continuidad de los cuerpos de 
arena. Luego de analizar cada resultado, se llego a la conclusión de que la arenisca Basal 
Tena se depositó en dos direcciones diferentes. Al norte del campo, se deposito en una 
dirección de 300°, mientras que al sur del campo la dirección de depositación fue de 240°.  
 
La razón de las diferentes direcciones de depositación en el campo se puede explicar por 
el ambiente de estuario en el cual se depositó Basal Tena. Sabiendo que el reservorio se 
depositó en forma de barras perpendiculares a la costa, se esperaba observar cuerpos de 
arena aislados, pero se observaron repeticiones de arena en la dirección 240° al sur del 
campo. Esto se debe a que si se toma la dirección correcta en un canal, habrá lugares de la 
formación en donde el cuerpo de arena no existe, mientras si se toma una dirección 
contraria a la dirección de depósito, se observaran repeticiones del mismo cuerpo de arena 
en distintas zonas del campo. En los siguientes gráficos se puede observar el 
comportamiento antes descrito. 
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Gráfico 48: Resultados de la ubicación de cuerpos de arena para direcciones de depósito de 
300° y 240° respectivamente 
FUENTE: PETREL Project, Consorcio SSFD 
 
Con estos resultados se procedió a poblar las propiedades petrofísicas de los pozos antes 
descritos Zona Norte y Zona Sur como se indica en el siguiente gráfico. 
NORTE: 300⁰ SUR: 240⁰ 
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Gráfico 49: División del campo en dos direcciones de depósito: 300° al norte y 240° al sur 
FUENTE: PETREL Project, Consorcio SSFD 
El resultado de poblar la petrofísica con estas condiciones es el siguiente mapa, en donde 
se puede observar la distribución de porosidad en el reservorio. 
 
Gráfico 50: Modelo de Porosidad del campo a partir de Registros Eléctricos 
FUENTE: PETREL Project, Consorcio SSFD 
En el modelo de porosidad anterior se puede observar en color morado todos los lugares 
del campo en donde la porosidad es igual a cero. En los sitios con distinto color, se tiene 
valores de porosidad que van de 8 a 40 por ciento. En este modelo se pueden identificar 
las zonas porosas del campo que se interpretaron a partir de los registros de porosidad. 
Como el modelo construido usa métodos probabilísticos, a continuación se muestra el 
variograma usado. 
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Gráfico 51: Variograma del Modelo de Porosidad 
FUENTE: PETREL Project, Consorcio SSFD 
En el variograma anterior, la mayor distribución de porosidad se encuentra entre el 8 y el 
20 por ciento. Esto quiere decir que se espera que la porosidad promedio en las zonas de 
arena esté entre estos valores. Los valores bajos menores al 4 por ciento corresponden a 
las zonas de arcillas. 
Una vez poblada la porosidad, se procede a diferenciar entre arena y arcilla mediante los 
indicadores petrofísicos de la Tabla 5: Indicadores de la zona de pago de Basal Tena. El 
resultado es el siguiente mapa en donde se pueden identificar los cuerpos de arena del 
reservorio Basal Tena. 
 
Gráfico 52: Localización de cuerpos de arena en el campo a partir de la dirección de 
depositación 
FUENTE: PETREL Project, Consorcio SSFD 
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En este  mapa se puede observar que a los lugares del campo en donde la porosidad es 0, 
se asignó el marcador de arcilla en color verde, mientras en los lugares donde la 
porosidad no es cero, se asigno el marcador de arena en color amarillo.  
En los gráficos 51 y 52, se puede mirar que los cuerpos de arena coinciden con los lugares 
del campo en donde la porosidad es mayor al 8%   
 
Gráfico 53: Variograma del Modelo de Localización de Cuerpos de Arena 
FUENTE: PETREL Project, Consorcio SSFD 
 
Para el variograma anterior, en la escala horizontal se observa la distribución 
probabilística de los porcentajes de arcilla y arena  con los indicadores de 0 y 1 
respectivamente. En resumen, el porcentaje de arena en el reservorio se encuentra entre el 
20 y 37 por ciento.  
Una vez  obtenido este mapa, se procedió a poblar los resultados de saturación de agua 
obtenidos en el análisis petrofísico. 
Para  la construcción del modelo de saturación de agua, solo se tomó como referencia los 
pozos que se perforaron a condiciones iniciales de yacimiento, esto es, pozos perforados 
hasta 1976 para evitar incluir datos de zonas drenadas o inundadas por agua. Los pozos 
que forman parte del análisis son todos los pozos desde el COL-001 al COL-054 y desde 
el CLB-001 hasta el CLB-009 a excepción de los pozos COL-015B y 020B que 
presentaron información que no permitía una buena interpretación en el modelo.  
Al poblar los registros de saturación, se asignó el valor de 100 por ciento a toda la zona de 
arcilla que se muestra en color azul y se pobló los valores de registros en las demás zonas. 
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Gráfico 54: Mapa de saturación de agua del campo 
FUENTE: PETREL Project, Consorcio SSFD 
Con el modelo anterior, se puede determinar el o los contactos agua – petróleo, CAP. Para 
ubicar el contacto agua petróleo, se procedió a determinar la o las profundidades a las 
cuales la saturación de agua es del 100%.  
Para estos, se generó una vista lateral 3D del modelo de saturación (gráfico 54), en el cual 
se puede discriminar el contacto y su profundidad. En el caso del reservorio Basal Tena, 
existe una sola profundidad a la cual se cumplen esta condición, es decir se tiene un solo 
contacto ubicado a 7720 ft de profundidad vertical bajo el nivel del mar. 
 
Gráfico 55: Ubicación del contacto agua petróleo en el reservorio Basal Tena 
FUENTE: PETREL Project, Consorcio SSFD 
CAP=7720 ft TVD 
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Luego de obtener el CAP, se procedió a calcular volumétricamente el Petróleo Original 
en Sitio POES. Para esto se usó como limites vertical superior  e inferior, el tope de la 
formación Basal Tena y el CAP respectivamente. Los límites horizontales se los definió 
utilizando el polígono oficial de cálculo de reservas que usa EPPETROECUADOR. 
En el gráfico 55, se observa, a partir de la segunda columna, el volumen total y neto de 
roca que cálculo el software. Generalmente, el volumen total de roca se compone del 
volumen de arcilla y el volumen de arena, mientras que el volumen neto, es el volumen de 
arena disponible. En este caso, los dos valores son idénticos porque no se tomo en cuenta 
las zonas arcilla para el cálculo. 
 En la cuarta columna, se encuentra el volumen poroso de roca disponible para almacenar 
fluidos, es decir el resultado de multiplicar la columna anterior por la porosidad promedio 
del reservorio en el modelo. En la siguiente columna se encuentra el volumen poroso 
disponible para ser saturado por hidrocarburos (HCPV Hydrocarbon Pore Volume por sus 
siglas en inglés), es decir el volumen poroso restado la saturación de agua. Finalmente, se 
encuentra el valor del POES a condiciones estándar (Standard Oil in Place por sus siglas 
en inglés), que es equivalente a dividir el HCPV para el factor volumétrico del petróleo. 
El POES que se obtuvo a condiciones estándar es de 365 MMBBLS. 
Volumen Neto 
[*10^6 bbl] 
Volumen 
Poroso [*10^6 
bbl] 
Volumen 
Poroso 
Saturado de 
Hidrocarburos 
[*10^6 bbl] 
POES [*10^6 
bbl] 
11167 590 405 365 
 
Tabla 7: Calculo volumétrico de Petróleo Original en Sitio 
FUENTE: PETREL Project, Consorcio SSFD 
 
HISTORIAL DE PRODUCCIÓN 
 
 
 
El historial de producción mensual y acumulada de petróleo y líquido de todos los 
pozos productores del reservorio Basal Tena se muestra en los siguientes gráficos, 
actualizoda hasta octubre del 2012. 
Para obtener el promedio de producción mensual de petróleo (curva verde), se utilizó el 
volumen total producido en el mes y se lo dividió para el total de días operativos de cada 
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pozo. El cálculo de la producción mensual promedio de agua siguió el mismo proceso. La 
curva de líquido (curva de color negro) se creó sumando los caudales de producción 
mensual promedio de petróleo y agua. Con estos valores, se calculó el corte de agua 
(curva azul).  
Todos los pozos productores de Basal Tena producen únicamente de esa zona. Esto quiere 
decir que ninguno de estos pozos produce conjuntamente de dos o más arenas razón por la 
cual no se necesitó realizar una distribución de producción. Las tablas de producción de 
cada pozo se encuentran en el Anexo N° 2: Historial de Producción.  
 
Gráfico 56: Producción Diaria y Acumulada del Reservorio Basal Tena 
FUENTE: Proyecto OFM Consorcio SSFD 
 
 
En el gráfico 56 se muestran las curvas de líquido, petróleo y corte de agua en la parte 
superior y las curvas de petróleo acumulado y agua acumulada en la parte inferior, de 
todos los pozos que producen de Basal Tena. 
Como se puede observar, el corte de agua es casi cero al inicio de la producción y 
posteriormente incrementa manteniéndose casi estable en 30%. Durante su vida 
productiva, el reservorio Basal Tena ha producido un total de 5.8 MMBLS de petróleo de 
24 API junto con 2.4 MMBLS de agua. 
 
En el gráfico 57 se presenta la producción del pozo COL-051 que es el primer productor 
del reservorio. Este pozo llegó a producir cerca de 1200 BBLS en noviembre de 1999. El 
RESERVORIO BASAL TENA 
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comportamiento del corte de agua es similar al descrito para el reservorio. El período de 
tiempo que se muestra sin producción, desde finales del 2007 hasta inicios del 2012, se 
debe a que el pozo fue cerrado en Basal Tena debido al alto corte de agua y abierto a 
producir del reservorio T inferior. Este pozo tiene producidos 2.1 MMBLS de petróleo de 
24 API y 0.8 MMBLS de agua, es decir aproximadamente el 35 por ciento de la 
producción total de petróleo y agua del reservorio. 
 
Gráfico 57: Producción Diaria y Acumulada del Pozo COL-051 
FUENTE: Proyecto OFM Consorcio SSFD 
 
La producción del COL-052B, mostrada en el gráfico 58, indica que inicialmente el pozo 
producía sin agua. Luego de un año, el corte de agua se mantuvo en menos de 20% por 6 
años. Actualmente, el corte de agua ha incrementado hasta el 60%, que es el más alto 
entre los pozos que producen Basal Tena. Este pozo lleva acumulada una producción de 
1.3 MMBLS de petróleo de 24 API y 0.4 BBLS de agua. 
Para el pozo SF-054, el comportamiento de producción mostrado en el gráfico 59, indica 
un corte de agua elevado al inicio de la producción que llego hasta el 80%, razón por la 
cual en enero del 2010 se realizó un trabajo de reacondicionamiento, con el que se pudo 
reducir el corte de agua que se mantiene estable en alrededor del 20%. La producción 
acumulada de este pozo es de aproximadamente 0.9 MMBLS de petróleo de 22 API y 1 
MMBLS de agua.    
COL-051 
Cambio de zona, 
produce de Ti 
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Gráfico 58: Producción Diaria y Acumulada del Pozo COL-052B 
FUENTE: Proyecto OFM Consorcio SSFD 
 
 
 
 
Gráfico 59: Producción Diaria y Acumulada del Pozo COL-054 
FUENTE: Proyecto OFM Consorcio SSFD 
 
 
 
 
COL-054 
COL-052B 
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Gráfico 60: Producción Diaria y Acumulada del Pozo COL-099 
FUENTE: Proyecto OFM Consorcio SSFD 
 
En el gráfico 60, se encuentra la producción del COL-099. Este pozo inició con alto 
caudal de petróleo que se mantuvo por un año y que luego comenzó a declinar 
fuertemente hasta llegar a producir menos de 20 BPPD. Al momento, este pozo se 
encuentra cerrado desde mediados del 2011 debido al bajo aporte. En cuanto al 
comportamiento de producción de agua, el bajo corte inicial comenzó a crecer hasta llegar 
a un promedio de 40%. Mientras produjo de Basal Tena, acumuló 0.6 MMBLS de 
petróleo de 22 API y 0.01 MMBLS de agua. 
 
El último pozo completado en Basal Tena, el COL-107D cuya producción se presenta en 
el gráfico 61 muestra un corte de agua estable menor al 20%. Este pozo lleva acumulados 
0.9 MMBLS de petróleo de 24 API y 0.01 MMBLS de agua. 
COL-099 
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Gráfico 61: Producción Diaria y Acumulada del Pozo COL-107D 
FUENTE: Proyecto OFM Consorcio SSFD 
 
 
PROPIEDADES DE ROCA Y FLUIDOS 
 
 
 
Para caracterizar el fluido se procedió a analizar y validar los resultados de los 
análisis PVT disponibles. Hasta la fecha de cierre de este trabajo solo se tuvo disponible 
el PVT del COL-051. Los análisis de salinidad determinaron para Basal Tena un rango 
entre 30 000 y 40 000 ppm NaCl
-
. 
 
El fluido proviene del intervalo 8402 -8410 MD.  Las muestras de fondo se obtuvieron a 
8100 ft, se transfirió el contenido a una celda de alta presión en el laboratorio y se 
expandió térmicamente a 185°F (temperatura de yacimiento), para luego proceder a 
realizar los análisis correspondientes en el laboratorio de EPPETROECUADOR. Las 
características de la formación y del pozo las podemos observar en la siguiente tabla. 
 
 
 
 
COL-107D 
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Nombre de la Formación Basal Tena 
Presión Original 2940 psi@8405ft 
Rata de Producción Original 695 BPD 
GOR Original 161 cf/bbl 
Presencia de Capa de Gas NO 
Temperatura de Yacimiento 185°F 
Ultima presión de yacimiento 2937 psi@8405ft 
Intervalo de producción  8402-8410 ft 
Fecha  Julio-1988 
Presión del cabezal 160 psi 
Presión del separador N.R. 
Temperatura del separador N.R. 
GOR durante el muestreo N.R. 
 
Tabla 8: Características de Basal Tena en el pozo COL-051 previo al Análisis PVT 
FUENTE: Análisis PVT COL-051, 1988 
 
Los resultados del análisis PVT de densidad de petróleo, factor volumétrico del petróleo, 
relación de solubilidad y viscosidad de la mezcla gas petróleo, se muestran en la siguiente 
tabla. 
Presión 
Densidad 
del 
Petróleo 
Factor 
Volumétrico 
Relación 
de 
Solubilidad 
Viscosidad 
del Fluido 
psia lb/ft3 bl/BF MSCF/BL CP 
5014,7 52,3519531 1,1342  5,895 
4514,7 52,1396986 1,1385  5,703 
4014,7 52,0710280 1,1413  5,479 
3514,7 51,8150740 1,1469  5,233 
3014,7 51,6714901 1,1502  4,987 
2514,7 51,4654783 1,1548  4,757 
2014,7 51,2282527 1,1602  4,512 
1514,7 51,0534548 1,1641  4,252 
1334,7 50,9473276 1,1668  4,155 
1164,7 50,8661714 1,1684  4,078 
924,7 50,7975009 1,1699  3,985 
904,7 50,7038592 1,1722  3,972 
884,7 50,5852463 1,1749 0,187 3,956 
714,7 51,8525307 1,1407 0,159 4,395 
514,7 52,5579648 1,1188 0,127 4,951 
314,7 52,9325316 1,1037 0,094 5,535 
164,7 53,2134567 1,0890 0,060 6,059 
14,7 54,0125326 1,0512 0 6,571 
 
Tabla 9: Resultados del Análisis PVT del pozo COL-051 
FUENTE: Análisis PVT COL-051, 1988 
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Gráfico 62: Comportamiento de la densidad del petróleo del pozo COL-051 
FUENTE: Análisis PVT COL-051, CIGQ 1998 
 
 
Gráfico 63: Comportamiento del factor volumétrico del petróleo del pozo COL-051 
FUENTE: Análisis PVT COL-051, CIGQ 1998 
 
 
Gráfico 64: Comportamiento de la relación de solubilidad del petróleo del pozo COL-051 
FUENTE: Análisis PVT COL-051, CIGQ 1998 
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Gráfico 65: Comportamiento de la viscosidad del petróleo saturado del pozo COL-051 
FUENTE: Análisis PVT COL-051, CIGQ 1998 
 
En las curvas anteriores se puede observar el comportamiento de la densidad del petróleo, 
factor volumétrico del petróleo, relación de solubilidad y viscosidad del petróleo saturado 
con respecto a la presión. 
Tanto la viscosidad del petróleo saturado (graf.65) como la densidad del petróleo 
(graf.62) presentan un comportamiento similar. Las dos curvas tienden a decrecer 
conforme disminuye la presión hacia el punto de burbuja determinado a 885 psia debido a 
la expansión del gas dentro del petróleo y luego de pasar el punto de burbuja, comienzan 
a crecer porque todo el gas contenido se libera y por lo tanto la densidad y viscosidad del 
petróleo aumentan. 
La curva de factor volumétrico (graf.63) tiene un comportamiento contrario al explicado 
para las curvas de densidad y viscosidad. Se muestra que mientras la presión disminuye 
hacia el punto de burbuja, el factor volumétrico aumenta porque al expandirse el gas, el 
volumen del petróleo a condiciones de yacimiento aumenta, mientras que luego del punto 
de burbuja, el volumen de petróleo a condiciones de yacimiento disminuye acercándose al 
volumen a condiciones estándar debido a la liberación de gas. 
La curva de relación de solubilidad (graf.64) muestra como la cantidad de gas disuelto en 
el petróleo se mantiene constante hasta la presión de burbuja y luego disminuye cuando la 
liberación de gas comienza. 
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PRESIÓN DEL RESERVORIO 
 
 
 
 Para obtener los datos de presión estática y permeabilidad se tomaron los 
resultados del  Análisis de Pruebas de Presión de los pozos COL-051, COL-052B, COL-
054, COL-099 y COL-107D y se procedió a tabularlos. 
 
POZO FECHA 
INTERVALOS RESULTADOS 
DESDE HASTA Pr Nivel Referencia Datum Pr 
pies pies psi ft, MD 
ft, 
SSTVD 
ft, 
SSTVD psi 
COL-051 Feb-97 8402 8410 3257 8406 -7638 -7720 3287 
COL-051 Dec-00 8402 8410 1773 8406 -7638 -7720 1802 
COL-099 3-Nov 8320 8340 2256 8330 -7516 -7720 2329 
COL-054 4-Jul 8374 8384 2063 8379 -7467 -7720 2154 
COL-
052B 4-Oct 8416 8424 1531 8420 -7634 -7720 1562 
COL-
107D 5-Nov 8980 9008 1292 8994 -7669 -7720 1310 
COL-051 7-Jan 8402 8410 1384 8406 -7638 -7720 1414 
COL-051 11-Aug 8402 8410 1072.4 8406 -7638 -7720 1102 
Tabla 10: Presión estática resultado de los Análisis de Pruebas de Presión corregidas al 
Datum 
FUENTE: Sumario de B’UP’s, Consorcio SSFD 
 
Posteriormente, se llevó las presiones estáticas de cada análisis al datum, en este caso el 
CAP (7720ft TVD) que se determinó anteriormente, desde la profundidad o nivel de 
referencia al cual se realizó la prueba de presión mediante el gradiente de presión del 
fluido obtenido del análisis PVT, como se muestra en la tabla anterior. 
 
 
DETERMINACIÓN DEL MECANISMO DE PRODUCCIÓN 
 
 
 
 Una vez llevadas las presiones al datum, se procedió a determinar la producción 
acumulada a cada fecha de B’UP, con la intención de graficar la producción a cada fecha 
como fracción de la producción original en función de la presión a cada fecha como 
fracción de la presión original y comparar el gráfico resultante con él antes indicado en el 
Gráfico 37. La tabla de donde salen los datos que se van a graficar es la siguiente 
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POZO FECHA 
Pr Datum Np 
psi MBLS 
COL-051 28-Feb-97 3287 23.7 
COL-051 2-Dec-00 1802 1045.8 
COL-099 26-Nov-03 2329 1737 
COL-054 12-Jul-04 2154 2046 
COL-052B 22-Oct-04 1562 2233 
COL-107D 29-Nov-05 1310 3031.8 
COL-051 21-Jan-07 1414 3692.8 
COL-051 22-Aug-11 1102 5403.8 
Tabla 11: Presión y Producción Acumulada a la fecha de cada prueba de presión 
FUENTE: Sumario de B’UP’s, Consorcio SSFD 
 
Como se puede observar en el siguiente gráfico, el factor de recobro es muy bajo y llega 
máximo a 5%, mientras que la presión es ahora el 30 % de la presión inicial de 
yacimiento 
Al comparar la curva resultante con la curva tipo mostrada en el gráfico 39, se tiene como 
resultado que el mecanismo de producción que rige en el reservorio Basal Tena es el de 
Expansión de Roca y Fluido. 
Este dato se encuentra respaldado por el historial de producción en el cual se observa un 
corte de agua bajo que confirma la ausencia de un acuífero en el reservorio.  
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Gráfico 66: Curva de eficiencia de recobro en función de la presión para el reservorio Basal 
Tena 
FUENTE: Sumario de B’UP’s, Consorcio SSFD 
 
CÁLCULO DEL POES MEDIANTE LA ECUACIÓN DE BALANCE DE 
MATERIALES 
 
 
 
 Para calcular el POES mediante la EBM, partimos de la ecuación general descrita 
en el capítulo anterior: 
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Tomando en cuenta que Basal Tena es un yacimiento sin capa de gas inicial, que no tiene 
empuje de agua, que no está sujeto a inyección de gas o agua y que solamente produce 
por Expansión de Roca y Fluido: 
  
         
             
        
     
   
 
Los resultados de aplicar la ecuación anterior con los datos disponibles del Análisis PVT 
y de información de producción se resumen en la siguiente tabla. 
 
Fecha P Np acumulado Gp acumulado Wp acumulado 
 psi MBBL MMCF MBBL 
 3500    
Feb-97 3200 23.68 3.55 0.48 
Aug-11 1100 5389.54 1119.42 2207.81 
 
 
P Bo
*
 Bw
*
 cw
*
 Swi
*
 cf
*
 N 
psi BBL/STB BBL/STB psi-1 % psi
-1
 MMBBL 
3500 1.13914 1.02510 3.33E-06    
3200 1.14898 1.02995 1.97E-06 0.31 5.71E-06 9 
1100 1.16880 1.03275 1.97E-06 0.31 5.71E-06 391 
     POES 400 
 
Tabla 12: Cálculo del POES por medio de la EBM 
FUENTE: Cálculo de Reservas del Reservorio Basal Tena, Consorcio SSFD 
* Datos calculados mediante las correlaciones descritas en este trabajo 
 
 
CÁLCULO DE RESERVAS 
 
 
 
 Luego de obtener el POES, se calculó las reservas con los resultados de POES 
obtenidos del simulador y de la aplicación de la EBM utilizando el factor de recobro 
mínimo y máximo calculado.   
 
 
 
 
101 
 
MÉTODO POES FR RESERVAS 
  MMBBL % MMBBL 
EBM 400 6 24 
VOLUMETRICO 365 6 22 
 
MÉTODO POES FR RESERVAS 
  MMBBL % MMBBL 
EBM 400 10 40 
VOLUMETRICO 365 10 37 
 
Tabla 13: Cálculo de reservas del Reservorio Basal Tena 
FUENTE: Cálculo de Reservas del Reservorio Basal Tena, Consorcio SSFD 
La diferencia entre las reservas calculadas mediante EBM y simulación no difieren en 
más del 10 por ciento que es el rango aceptable. 
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CAPITULO IV 
RESULTADOS 
 
MAPA DE SATURACIÓN DE HIDROCARBUROS 
 
 
 
 El resultado esperado de este trabajo es encontrar las mejores zonas prospectivas 
en el reservorio Basal Tena. Como se puede apreciar, las reservas no son suficientes para 
permitir una campaña de perforación, pero se encontraron zonas en las cuales se pueden 
sugerir trabajos de completación en pozos ya existentes.  
Con el modelo establecido, se puede crear un nuevo mapa que permita ver las zonas con 
mayor saturación de hidrocarburos. Para esto se utilizó el HCPV (Hydrocarbon Pore 
Volume por sus siglas en ingles) que es un indicador del espacio poroso disponible para 
ser saturado por hidrocarburos. 
 
Gráfico 67: Mapa de Saturación de Hidrocarburos 
FUENTE: PETREL Project, Consorcio SSFD 
Para validar este mapa, se ubicaron los pozos productores para ver si coinciden con las 
zonas saturadas de petróleo. En el Gráfico 67 se puede observar que las ubicaciones de 
los pozos productores corresponden a zonas saturadas por hidrocarburos. 
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Gráfico 68: Ajuste entre mapa de saturación y pozos productores 
FUENTE: PETREL Project, Consorcio SSFD 
Se encontraron tres zonas con alta saturación de hidrocarburos dentro de las zonas de 
pozos que actualmente están produciendo. En estas zonas se procederá a encontrar los 
pozos que se sugerirá para ser completados en Basal Tena. Hay que tomar en cuenta que 
el índice de saturación de hidrocarburos no muestra la calidad del petróleo. 
 
 
Gráfico 69: Zonas con alta saturación de hidrocarburos en Basal Tena 
 FUENTE: PETREL Project, Consorcio SSFD 
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POZOS CANDIDATOS A COMPLETACIÓN EN EL RESERVORIO BASAL 
TENA 
 
 
 
 En las zonas saturadas se encontraron los siguientes pozos, de los cuales se hará 
una breve revisión que permita determinar la factibilidad de completarlos para producir 
de Basal Tena 
  
POZOS CANDIDATOS A COMPLETACION 
CLB-005 COL-030 COL-057 COL-101 
CLB-007 COL-038 COL-058 COL-118D 
CLB-008 COL-045A COL-059 COL-128D 
COL-013 COL-053 COL-075 COL-131D 
COL-019 COL-056 COL-076 COL-132D 
Tabla 14: Pozos candidatos a completación en el reservorio Basal Tena 
FUENTE: PETREL Project, Consorcio SSFD 
CLB-007, CLB-008 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
Gráfico 70: Ubicación de los pozos CLB-008 y CLB-007 en el mapa de saturación de petróleo 
FUENTE: PETREL Project, Consorcio SSFD 
 
El pozo CLB-007 es un pozo reinyector que se abandonó en mayo del 2007 debido a 
problemas de comunicación tubing casing causada por corrosión. Actualmente tiene 
pescado a  470 ft y un tapón de cemento desde superficie hasta la misma profundidad. 
Esto quiere decir que actualmente no es viable la completacion en Basal Tena puesto que 
las reservas no pagarían el costo de las operaciones. 
El pozo CLB-008 produce actualmente del reservorio U inferior y se perforó Basal Tena 
en julio de 1984. Los resultados de la evaluación muestran un alto corte de agua y bajo 
aporte de petróleo de 12 API. Los resultados de la evaluación son: BFPD = 144, BPPD = 
100, BSW = 30%, API=12º, TRE=613 bls, THE= 61 horas. 
CLB-008 
CLB-007 
 
 
105 
 
Estos datos descartan la posibilidad de completar el pozo en Basal Tena e indican una 
posible presencia de crudo pesado en esa área. 
 
CLB-005 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
Gráfico 71: Ubicación del pozo CLB-005 en el mapa de saturación de petróleo 
FUENTE: PETREL Project, Consorcio SSFD 
El pozo CLB-005 es otro pozo que tiene pescado dentro del pozo y actualmente se 
encuentra aislado con un tapón CIBP. Este pozo se tratara con los mismos criterios del 
CLB-007. Se descarta la posibilidad de completar en la zona Colibrí. 
COL-030 
 
 
 
 
 
 
 
 
Gráfico 72: Ubicación del pozo COL-030 en el mapa de saturación de petróleo 
FUENTE: PETREL Project, Consorcio SSFD 
El pozo COL-030 produjo del reservorio Ui un promedio de 150 BPPD hasta noviembre 
de 2006. Desde esa fecha no existe producción reportada y el último diagrama mecánico 
indica facilidad para completar en Basal Tena. El pozo se encuentra alejado de la zona 
que actualmente produce por lo que la presión y propiedades de fluidos pueden variar.  
 
CLB-005 
COL-030 
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COL-045A, COL-075 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
Gráfico 73: Ubicación de pozos COL-045A y COL-075 en el mapa de saturación de petróleo 
FUENTE: PETREL Project, Consorcio SSFD 
El pozo COL-045A es otro pozo que tiene pescado dentro del pozo y actualmente se 
encuentra aislado con múltiples tapones de cemento. En este pozo también es difícil 
completar en el reservorio estudiado. El COL-076 produce del reservorio T 
aproximadamente 500 BPPD y 70% BSW, lo que hace difícil una completación a corto y 
mediano plazo en Basal Tena. 
 
COL-053, COL-056, COL-057, COL-059, COL-076 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
Gráfico 74: Ubicación de pozos COL-053, COL-056, COL-057, COL-059, COL-076 en el mapa 
de saturación de petróleo 
FUENTE: PETREL Project, Consorcio SSFD 
 
Los pozos COL-053 y COL-056 producen actualmente más de 200 BPPD con 20% y 
80% de BSW de los reservorios U y T respectivamente.  
El pozo COL-057 produce aproximadamente 100BPPD y 90% de BSW, lo que lo 
convierte en un buen candidato. 
COL-045A 
COL-075 
COL-056 
COL-057 
COL-053 
COL-059 
COL-076 
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El COL-059 produce más de 1000 BPPD con 6% de BSW del reservorio T. El alto 
potencial del pozo en este reservorio descarta una completación en Basal Tena a corto y 
mediano plazo.  
Finalmente el COL-076 produce del reservorio T aproximadamente 400 BPPD y 90% 
BSW, lo que hace difícil una completación a corto plazo en Basal Tena.  
COL-013, COL-019, COL-058, COL-118D 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
Gráfico 75: Ubicación de pozos COL-118D y COL-003 en el mapa de saturación de petróleo 
FUENTE: PETREL Project, Consorcio SSFD 
 
El COL-118D fue completado inicialmente en Ti pero fue aislado debido al alto corte de 
agua y baja tasa de fluido. Actualmente, produce del reservorio Ui 200 BFPD con 20% de 
BSW. El bajo aporte de este pozo en los reservorios principales permite pensar en hacer 
una intervención al pozo para completarlo en Basal Tena. No tiene restricciones a nivel de 
completación.  Este pozo es un buen candidato para ser completado en Basal Tena a 
mediano plazo. 
El COL-013 y el COL-058 son reinyectores a Hollín y Tiyuyacu respectivamente. 
Actualmente los pozos reinyectores son muy importantes para el manejo del agua de 
formación proveniente de los pozos productores. Este hecho descarta estos pozos. 
El COL-019 se encuentra produciendo actualmente del reservorio Ti 138 BPPD con 80% 
de BSW. Se debería explorar Basal Tena en este pozo cuando las condiciones de Ti ya no 
sean favorables.  
 
COL-118D 
COL-013 
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COL-038, COL-101, COL-128D, COL-131D, COL-132D 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
 
Gráfico 76: Ubicación del pozo COL-038, COL-101, COL-128D, COL-131D, COL-132D en el 
mapa de saturación de petróleo 
FUENTE: PETREL Project, Consorcio SSFD 
 
El pozo COL-038 reinyecta agua a Orteguaza. Todas las formaciones productoras se 
encuentran aisladas por un tapón CIBP. Si se toma en cuenta el plan de desarrollo del 
campo, los pozos inyectores son claves para el manejo del agua en las estaciones porque 
se tiene planeado una inyección de agua en el campo. 
 En el COL-101, la arena Basal Tena fue  perforada en el mismo intervalo que la 
petrofísica hecha en este estudio sugiere. Los resultados de la evaluación son los 
siguientes: TBR= 549, BFPD= 240, BPPD= 70, BSW= 71%, THE= 53  (23 HRS después 
de estimulación), API= 14.7º, salinidad= 12350 ppmCl-. Como se puede observar, los 
resultados indican una posible presencia de crudo pesado en esta zona. 
Los pozos 128D, 131D y 132D se encuentran produciendo más de 400 BPPD del 
reservorio Ui. Su potencial en Ui limita la posibilidad de completar en Basal Tena. 
El Reglamento de Operaciones Hidrocarburiferas indica que para producir más de una 
zona, se debe primero presentar el justificativo a la Secretaría de Hidrocarburos. Por esta 
razón se debe tomar en cuenta que la SHE podría no aceptar la producción en conjunto de 
dos zonas, lo que pospondría la completación en Basal Tena de todos los pozos que 
actualmente producen. 
COL-101 
COL-128D, COL-131D, COL-132D 
COL-038 
 
 
109 
 
Los resultados de este breve análisis indican que el reservorio Basal Tena es un reservorio 
secundario que puede ser explotado a largo plazo dependiendo del rendimiento de los 
yacimientos principales que ya empiezan a depletarse.  
Las zonas prospectivas en las zonas norte y sur podrían estar saturadas de  crudo pesado 
pero para comprobar esto, se debería evaluar uno de los pozos sugeridos. 
Para determinar el potencial de los pozos sugeridos, se procedió a calcular las reservas de 
cada pozo por dos métodos. 
El primer método consiste en determinar las reservas de cada pozo mediante la ecuación 
del método volumétrico.  
     
                
   
 
Como todos los datos de la ecuación son conocidos para cada pozo, la única incógnita es 
el área de drenaje. El are de drenaje se determinó calculando para cada pozo productor el 
área de reservorio que se debió depletar para llegar a tener la producción acumulada 
actual en superficie. Matemáticamente se despejo la variable A de la ecuación anterior. 
Los resultados de este ejercicio se presentan en la siguiente tabla: 
 
Pozo Fecha Produccion 
Acumulada            
BBL  
A                 
acres 
r                  
metros 
COL-051 9/1/2012 2086400 98 356 
COL-052B 9/1/2012 1288700 61 279 
COL-054 9/1/2012 879400 41 231 
COL-099 9/1/2011 556900 26 184 
COL-107D 9/1/2012 911400 43 235 
Tabla 15: Radio de Drenaje de Pozos Productores 
FUENTE: Radio de Drenaje – Basal Tena, Consorcio SSFD 
 
Como se puede observar, se puede esperar para un pozo productor de Basal Tena un radio 
de drenaje de 300m. 
Con este dato y las propiedades petrofísicas resultado del análisis, se procedió a calcular 
las reservas de cada pozo con un factor de recobro para el reservorio de 6%. Para los 
pozos que no tienen registro eléctrico, se tomaron los resultados de la evaluación del pozo 
más cercano. 
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POZOS CANDIDATOS A COMPLETACIÓN  
*ref Pozo 
h     
(ft) 
POR Swi Boi 
r           
(ft) 
A 
(acre) 
POES 
(BBL) 
RESERVA
S (BBL) 
 COL-101  
26 0.2 0.16 
1.17 984 70 
1986032 198603 
 COL-030  
20 0.2 0.27 
1.17 984 70 
1359018 135902 
 COL-038  
15 0.2 0.22 
1.17 984 70 
1084708 108471 
 CLB-008  
17 0.16 0.15 
1.17 984 70 
1047669 104767 
COL-035 COL-
128D  23 0.14 0.32 
1.17 984 70 
998586 99859 
COL-035 COL-
131D  23 0.14 0.32 
1.17 984 70 
998586 99859 
COL-035 COL-
132D  23 0.14 0.32 
1.17 984 70 
998586 99859 
COL-076 COL-056  
15 0.16 0.29 
1.17 984 70 
796474 79647 
COL-076 COL-059  
15 0.16 0.29 
1.17 984 70 
796474 79647 
 COL-076  
15 0.16 0.29 
1.17 984 70 
796474 79647 
 COL-019  
13 0.18 0.26 
1.17 984 70 
770714 77071 
 CLB-005  
8 0.16 0.16 
1.17 984 70 
499049 49905 
COL-071 COL-057  
7 0.17 0.21 
1.17 984 70 
438553 43855 
COL-
042B 
COL-013  
5 0.11 0.10 
1.17 984 70 
206547 20655 
 CLB-007  
3 0.21 0.17 
1.17 984 70 
202495 20250 
COL-
020B 
COL-075  
2 0.18 0.37 
1.17 984 70 
105769 10577 
 COL-
045A  2 0.11 0.36 
1.17 984 70 
49167 4917 
 COL-
118D  1 0.08 0.40 
1.17 984 70 
22279 2228 
 COL-058  
   
1.17 984 70 
0 0 
 COL-053  
   
1.17 984 70 
0 0 
 
Tabla 16: Cálculo de reservas para Pozos Propuestos 
FUENTE: Reservas Volumétricas – Basal Tena, Consorcio SSFD 
 
Las reservas para cada pozo también se pueden calcular por medio de curvas de 
declinación tipo. Para esto se calculó caudales mínimo medio y máximo a partir de la 
ecuación de Darcy con las propiedades promedio del reservorio: 
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D A T O S : 
  Re 250 m 
Pr: 1500 psi SKIN: 5   
Pwf1: 800 psi Rw. : 0.35 ft 
Pwf2: 900 psi µ   : 2.4 cp 
Pwf3: 1000 psi ßo  : 1.17 m3/m3 
porosidad : 0.2 fracc H: 10.0 ft 
K: 500 mD       
Ct.    : 1.89E-05 1/psi       
WC : 0.3 dec       
Tabla 17: Datos para Cálculo de producción usando la Ecuación de Darcy 
FUENTE: Reservas Darcy – Basal Tena, Consorcio SSFD 
Con estos datos se obtienen los caudales promedio máximo, medio y mínimo obtenidos 
con las presiones de fondo Pwf1, Pwf2 y Pwf3 respectivamente.  
 
RESULTADOS: Maximo Medio Minimo   
Ql: 816 699 583 blpd 
Qo: 571 489 408 bppd 
Tabla 18: Resultados del Cálculo de producción usando la Ecuación de Darcy 
FUENTE: Reservas Darcy – Basal Tena, Consorcio SSFD 
 
Con estos caudales, se procedió a declinar exponencialmente su producción hasta 
Diciembre del 2026 con el factor de declinación promedio del reservorio que se encuentra 
entre el 20 y 30 por ciento anual nominal.  
Las curvas de declinación y de producción acumulada para el caso máximo (curva verde), 
medio (curva azul) y mínimo (curva roja) se presentan en el siguiente gráfico. Como se 
puede observar, la declinación es fuerte debido a la baja presión del reservorio que 
además, también declina rápidamente por el tipo de mecanismo de producción. 
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Gráfico 77: Curvas de Declinación tipo para el reservorio Basal Tena 
FUENTE: Reservas Darcy – Basal Tena, Consorcio SSFD 
 
Con las curvas de declinación del gráfico anterior, se construyeron las curvas que se 
presentan en el gráfico 78. En este gráfico, se muestra la producción que se acumula con 
los caudales fijados por las curvas de declinación mostrando el valor probable máximo 
minimo y medio. 
 
Gráfico 78: Reservas calculadas por medio de curvas de declinación tipo 
FUENTE: Reservas Darcy – Basal Tena, Consorcio SSFD 
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  Arena Pmin Pmean Pmax Paverage 
Qo, bppd BT 408 489 571 489 
Np, M bls BT 582 698 814 412 
 
Tabla 19: Reservas por pozo calculadas por medio de curvas de declinación tipo 
FUENTE: Reservas Darcy – Basal Tena, Consorcio SSFD 
 
Estos resultados guardan coherencia con los obtenidos por medio del cálculo volumétrico. 
Un resumen de las condiciones actuales de los pozos candidatos y de las reservas 
calculadas se muestra en la siguiente tabla. 
 
POZOS CANDIDATOS A COMPLETACIÓN   
Pozo   Condición Actual   RESERVAS (BBLS)  
COL-101   Evaluado en Basal Tena. Presencia de crudo pesado   224837 
COL-030   Pozo cerrado temporalmente. Buen candidato a corto plazo   160038 
COL-038   Pozo reinyector   124650 
CLB-008   Evaluado en Basal Tena. Presencia de crudo pesado   117711 
COL-128D   Produciendo de Ui   111182 
COL-131D   Produciendo de Ui   111182 
COL-132D   Produciendo de Ui   111182 
COL-056   Produciendo de Ti   91187 
COL-059   Produciendo de Ti   91187 
COL-076   Produciendo de Ti   91187 
COL-019   Produciendo de Ti   89152 
CLB-005   Pozo Abandonado con Tapón CIBP   55361 
COL-057   Produciendo de Ti. Bajo aporte. Candidato a mediano plazo   49193 
COL-013   Pozo reinyector   22860 
CLB-007   Pozo Abandonado con Tapón de Cemento   22820 
COL-075   Produciendo de Ti   12302 
COL-045A   Pozo Abandonado con Tapón de Cemento   5798 
COL-118D   Produciendo de Ui. Bajo aporte. Candidato a mediano plazo   2535 
COL-058*   Pozo reinyector   0 
COL-053*   Produciendo de Ui   0 
 
Tabla 20: Situación actual de pozos candidatos a completación en Basal Tena 
 FUENTE: Últimos Diagramas Mecánicos, Consorcio SSFD 
* El valor se de cero se debe a la falta de registros eléctricos propios o de pozos 
cercanos 
 
De los resultados anteriores se puede concluir que el pozo mas optimo para ser 
completado en Basal Tena es el COL-030 por sus características petrofísicas y debido a 
que se encuentra alejado de la zona del los pozos que actualmente se encuentran en 
producción. Es muy probable que al completar este pozo, la presione del reservorio sea 
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muy diferente a la mostrada en el historial y además que las propiedades de los fluidos 
sean diferentes. La ubicación del COL-030 y la del los pozos productores se muestra en el 
siguiente gráfico. 
 
  
Grafico 79: Ubicación del Pozo COL-030 con respecto a la ubicación de los pozos 
productores 
FUENTE: PETREL Project, Consorcio SSFD 
Pozos Productores 
de BT 
COL-030 
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CAPITULO V 
CONCLUSIONES Y RECOMENDACIONES 
 
CONCLUSIONES 
 
 
 
(a) En el Campo Colibrí, la arenisca Basal Tena es una arenisca cuarzosa, blanca con 
variaciones de color gris amarillo y café, de sub transparente a sub translucida, en 
partes con cemento calcáreo y matriz arcillosa. El tamaño del grano varía de fino 
a medio. Tiene una porosidad regular en promedio y se pudieron observar trazas 
de hidrocarburos en su mayor parte residuales. 
(b)  El ambiente de depositación de Basal Tena en el campo es un estuario en donde 
se depositaron barras perpendiculares a la línea de costa con dos direcciones: de 
240° en la parte norte del campo y de 300° en la parte sur. 
(c) La evaluación petrofísica realizada a 129 pozos del campo determinó que la 
arenisca Basal Tena tiene espesores que varían de 1 a 22 ft en la zona de pago con 
una porosidad efectiva que varía entre 7 y 24% y saturación de agua de 7 a 40%. 
(d) El contacto agua-petróleo del reservorio se encuentra a 7720 ft de profundidad 
vertical bajo el nivel del mar. 
(e) El reservorio se encuentra produciendo por encima de la presión de burbuja un 
total de 800 BPPD con 34% de BSW de petróleo de 24 API a septiembre de 
2012. 
(f) El mecanismo de producción de Basal Tena es el de Expansión de Roca y Fluido 
y, por lo tanto, tiene un factor de recobro que va del 6 al 10%. 
(g) El análisis PVT del pozo COL-051 indican que la presión de burbuja del fluido 
en el reservorio es de 870 psi. A esta presión, la relación de solubilidad es de 180 
PCN/BL, la viscosidad es de  4 cp, la densidad del fluido es de 51 lb/ft
3
, y el 
factor volumétrico es de 1.17 BY/BN.     
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(h) Debido a la falta de información de núcleos en el campo, se calculó mediante 
correlaciones el factor volumétrico del agua, la compresibilidad del agua y la 
compresibilidad de la formación. 
(i) Las reservas, calculadas con factores de recobro de 6% y 10%, son de 22 y 37 
MMBLS por el método volumétrico y de 24 y 40 MMBLS calculadas con la 
Ecuación de Balance de Materiales. 
(j) Se encontraron 3 zonas prospectivas. Una al norte del área Colibrí, otra en el 
centro norte y una tercera al sur. 
(k) Luego de analizar los pozos que se encuentran en las zonas de alta saturación 
determinadas por el modelo, la mayoría de los pozos candidatos a completarse en 
Basal Tena tienen problemas mecánicos que impiden bajar al pozo. Los demás 
pozos están produciendo de los reservorios U y T que son reservorios de alto 
potencial. Estos datos confirman que Basal Tena es un objetivo secundario y 
muestran que su desarrollo se dará a largo plazo.  
 
RECOMENDACIONES 
 
 
 
(a) Realizar análisis convencionales y especiales de núcleos y  análisis PVT que 
permitan conocer las propiedades de roca y fluidos al norte, centro y sur del 
campo para reducir el nivel de incertidumbre con respecto a la presencia de crudo 
pesado en el reservorio. 
(b) Completar el pozo COL-030 para confirmar los resultados de este trabajo y 
reducir el nivel de incertidumbre con respecto al comportamiento de presión y a 
las propiedades del fluido en el campo. 
(c) Analizar la factibilidad de implementar un proyecto de recuperación mejorada 
para aumentar la presión y por ende el factor de recobro del reservorio. 
(d) Realizar un estudio de factibilidad de pesca en los pozos que tienen potencial en 
Basal Tena. 
(e) Analizar si es factible perforar pozos de reemplazo en el caso de los pozos que 
tienen pescado irrecuperable. 
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ANEXOS 
ANEXO 1: SUMARIO DE MASTERLOGS 
 
POZO TOP BASE 
TIPO DE 
ARENA 
COLOR DUREZA 
TAMANO 
DE 
GRANO 
CEMENTO MATRIZ 
SAT 
DE HC 
CLB-
017D 
8487 8496 CUARZOSA GRIS 
CLARA -
BLANCA 
FRIABLE 
- DURA 
FINO - 
MEDIO 
NO VISIBLE CALCAREA RESID
UAL 
CLB-
026D 
8491 8516 CUARZOSA BLANCA - 
HIALINA 
SUELTA - 
FRIABLE 
MEDIO - 
GRUESO 
NO VISIBLE NO 
VISIBLE 
POBRE 
COL-
052B 
8385 8407 CUARZOSA BLANCA - 
CAFÉ 
CLARA 
SUELTA - 
FRIABLE 
MEDIO - 
FINO 
NO VISIBLE ARCILLOS
A 
POBRE 
COL-
062B 
8354 8372 CUARZOSA BLANCA - 
GRIS  
OBSCURA 
FRIABLE 
- SUELTA  
MUY FINO 
- MEDIO 
ARCILLOSO ARCILLOS
A 
REGUL
AR 
COL-
097 
8304 8328 CUARZOSA BLANCA 
LECHOSA 
FRIABLE 
- SUELTA  
FINO LEVEMENT
E 
CALCAREO 
CAOLINITI
CA 
NINGU
NA 
COL-
104D 
8249 8270 CUARZOSA BLANCA - 
BLANCA 
AMARILLE
NTA 
SUELTA FINO - 
MEDIO 
CALCAREO ARCILLOS
A 
RESID
UAL 
COL-
106D 
8148 8171 CUARZOSA GRIS 
CLARA -
BLANCA 
CON CAFÉ 
ROJIZO 
SUELTA MEDIO - 
FINO 
NO VISIBLE NO 
VISIBLE 
NINGU
NA 
COL-
108D 
8291 8306 CUARZOSA CLARA - 
HIALINA - 
GRIS 
CLARA 
SUELTA FINO - 
MUY FINO 
NO VISIBLE NO 
VISIBLE 
POBRE 
COL-
116D 
8346 8848 CUARZOSA BLANCA 
LECHOSA 
- HIALINA 
- GRIS 
FRIABLE 
- SUELTA  
FINO - 
MEDIO 
NO VISIBLE ARCILLOS
A 
RESID
UAL 
COL-
122D 
8224 8241 CUARZOSA BLANCA - 
BLANCA 
AMARILLE
NTA 
FRIABLE 
- SUELTA  
FINO - 
MEDIO 
CALCAREO ARCILLOS
A 
RESID
UAL 
COL-
127D 
8337 8347 CUARZOSA CLARA - 
HIALINA 
SUELTA - 
FRIABLE 
FINO - 
MEDIO 
NO VISIBLE NO 
VISIBLE 
POBRE 
COL-
131D 
8403 8426 CUARZOSA BLANCA SUELTA FINO - 
MEDIO 
NO VISIBLE NO 
VISIBLE 
RESID
UAL 
COL-
151D 
8344 8375 CUARZOSA BLANCA - 
HIALINA 
SUELTA - 
FRIABLE 
FINO - 
MUY FINO 
NO VISIBLE ARCILLOS
A 
RESID
UAL 
COL-
175D 
8423 8461 CUARZOSA BLANCA - 
GRIS 
CLARA - 
GRIS 
SUELTA FINO - 
MEDIO 
NO VISIBLE NO 
VISIBLE 
TRAZA
S 
COL-
216D 
8336 8356 CUARZOSA BLANCA - 
HIALINA 
FRIABLE 
- SUELTA  
FINO - 
MEDIO 
NO VISIBLE ARGILACE
A 
TRAZA
S 
COL-
RW3 
8576 8594 CUARZOSA BLANCA - 
CAFÉ 
CLARA - 
CAFÉ 
AMARILLE
NTA 
FRIABLE FINO - 
MEDIO 
CALCAREO ARCILLOS
A 
RESID
UAL 
COL-
RW4 
8505 8518 CUARZOSA CAFÉ SUELTA - 
FRIABLE 
FINO - 
MEDIO 
NO VISIBLE NO 
VISIBLE 
POBRE 
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ANEXO 2: RESULTADOS DE LA EVALUACIÓN PETROFÍSICA 
 
Pozo Facie Tope Base Espesor 
Volumen 
de 
Arcilla 
Porosidad 
Efectiva 
Saturación 
de Agua 
Efectiva 
CLB-005 ROCA 8374.5 8380 5.5 0.27 0.129 0.177 
CLB-005 ROCA 8388 8390.5 2.5 0.284 0.183 0.143 
CLB-005 RES 8374.5 8380 5.5 0.27 0.129 0.177 
CLB-005 RES 8388 8390.5 2.5 0.284 0.183 0.143 
CLB-005 PAGO 8374.5 8380 5.5 0.27 0.129 0.177 
CLB-005 PAGO 8388 8390.5 2.5 0.284 0.183 0.143 
CLB-007 ROCA 8489 8491.5 2.5 0.291 0.208 0.169 
CLB-007 RES 8489 8491.5 2.5 0.291 0.208 0.169 
CLB-007 PAGO 8489 8491.5 2.5 0.291 0.208 0.169 
CLB-008 ROCA 8485.5 8502 16.5 0.218 0.158 0.145 
CLB-008 RES 8485.5 8502 16.5 0.218 0.158 0.145 
CLB-008 PAGO 8485.5 8502 16.5 0.218 0.158 0.145 
CLB-009 ROCA 8374 8378.5 4.5 0.218 0.244 0.113 
CLB-009 RES 8374 8375 1 0.332 0.212 0.155 
CLB-009 RES 8377.5 8378.5 1 0.328 0.225 0.082 
CLB-009 PAGO 8374 8375 1 0.332 0.212 0.155 
CLB-009 PAGO 8377.5 8378.5 1 0.328 0.225 0.082 
CLB-010 ROCA 8414 8416.5 2.5 0.244 0.198 0.097 
CLB-010 RES 8414 8416.5 2.5 0.244 0.198 0.097 
CLB-010 PAGO 8414 8416.5 2.5 0.244 0.198 0.097 
CLB-011D ROCA 8802.5 8816 13.5 0.233 0.024 0.587 
CLB-011D ROCA 8839.5 8856 16.5 0.237 0.028 0.795 
CLB-011D RES 8805 8807 2 0.137 0.077 0.169 
CLB-011D RES 8845 8848 3 0.153 0.095 0.471 
CLB-011D PAGO 8805 8807 2 0.137 0.077 0.169 
CLB-011D PAGO 8847.5 8848 0.5 0.145 0.097 0.362 
CLB-017D ROCA 8632 8637 5 0.221 0.072 0.327 
CLB-017D ROCA 8650.5 8653 2.5 0.39 0.019 0.798 
CLB-017D ROCA 8662.5 8672 9.5 0.312 0.007 0.748 
CLB-017D RES 8633 8636 3 0.175 0.084 0.286 
CLB-017D PAGO 8633 8636 3 0.175 0.084 0.286 
CLB-018D ROCA 8939 8942 3 0.149 0.007 0.309 
CLB-018D ROCA 8944.5 8945 0.5 0.391 0.051 0.293 
CLB-018D ROCA 8946 8947.5 1.5 0.31 0.067 0.285 
CLB-018D ROCA 8948 8948.5 0.5 0.406 0.011 0.311 
CLB-018D ROCA 8952.5 8955 2.5 0.346 0   
CLB-018D RES 8947 8947.5 0.5 0.284 0.071 0.292 
CLB-018D PAGO 8947 8947.5 0.5 0.284 0.071 0.292 
CLB-RW3D ROCA 9209.5 9210 0.5 0.407 0   
CLB-RW3D ROCA 9215 9238 23 0.353 0.021 0.787 
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Pozo Facie Tope Base Espesor 
Volumen 
de 
Arcilla 
Porosidad 
Efectiva 
Saturación 
de Agua 
Efectiva 
CLB-RW3D ROCA 9241.5 9245 3.183 0.401 0.002 0.95 
COL-006B ROCA 8220 8226.5 6.5 0.169 0.066 0.655 
COL-006B RES 8223 8226.5 3.5 0.169 0.091 0.61 
COL-007 ROCA 8221.5 8224.5 3 0.377 0.023 0.695 
COL-010BD ROCA 8449.25 8468.75 19.5 0.259 0.055 0.741 
COL-010BD RES 8451.25 8459.75 8.5 0.139 0.095 0.683 
COL-012 ROCA 8335 8381 46 0.006 0.089 0.328 
COL-012 RES 8348 8348.5 0.5 0 0.184 0.63 
COL-012 RES 8358.5 8360 1.5 0 0.138 0.715 
COL-012B ROCA 8379.5 8383 3.5 0.339 0.009 0.892 
COL-015B ROCA 8402.5 8407.5 5 0.372 0.03 0.311 
COL-015B ROCA 8412 8415.5 3.5 0.35 0.02 0.789 
COL-015B RES 8402.5 8404 1.5 0.393 0.101 0.311 
COL-015B PAGO 8402.5 8404 1.5 0.393 0.101 0.311 
COL-017 ROCA 8374 8376.5 2.5 0.352 0.088 0.324 
COL-017 RES 8375 8376.5 1.5 0.317 0.146 0.319 
COL-017 PAGO 8375.5 8376.5 1 0.318 0.183 0.281 
COL-018 ROCA 8429.5 8430.5 1 0.381 0.202 0.222 
COL-018 RES 8429.5 8430.5 1 0.381 0.202 0.222 
COL-018 PAGO 8429.5 8430.5 1 0.381 0.202 0.222 
COL-019 ROCA 8245 8257.5 12.5 0.218 0.183 0.262 
COL-019 RES 8245 8257.5 12.5 0.218 0.183 0.262 
COL-019 PAGO 8245 8257.5 12.5 0.218 0.183 0.262 
COL-020B ROCA 8300 8307 7 0.145 0.117 0.479 
COL-020B RES 8300.5 8306.5 6 0.11 0.131 0.466 
COL-020B PAGO 8303.5 8305.5 2 0.095 0.184 0.367 
COL-022B ROCA 8298 8298.5 0.5 0.411 0.159 0.257 
COL-022B ROCA 8307 8308 1 0.363 0.16 0.266 
COL-022B ROCA 8316.5 8318 1.5 0.244 0.363 0.138 
COL-022B ROCA 8318.5 8322 3.5 0.264 0.245 0.197 
COL-022B RES 8298 8298.5 0.5 0.411 0.159 0.257 
COL-022B RES 8307 8308 1 0.363 0.16 0.266 
COL-022B RES 8319.5 8321.5 2 0.231 0.215 0.229 
COL-022B PAGO 8298 8298.5 0.5 0.411 0.159 0.257 
COL-022B PAGO 8307 8308 1 0.363 0.16 0.266 
COL-022B PAGO 8319.5 8321.5 2 0.231 0.215 0.229 
COL-023 ROCA 8281.5 8287 5.5 0.315 0.032 0.574 
COL-023 RES 8284.5 8285.5 1 0.261 0.099 0.481 
COL-025 ROCA 8266 8270.5 4.5 0.371 0.175 0.105 
COL-025 ROCA 8272.5 8276 3.5 0.399 0.174 0.069 
COL-025 RES 8266 8270.5 4.5 0.371 0.175 0.105 
COL-025 RES 8272.5 8276 3.5 0.399 0.174 0.069 
COL-025 PAGO 8266 8270.5 4.5 0.371 0.175 0.105 
 
 
121 
 
Pozo Facie Tope Base Espesor 
Volumen 
de 
Arcilla 
Porosidad 
Efectiva 
Saturación 
de Agua 
Efectiva 
COL-025 PAGO 8272.5 8276 3.5 0.399 0.174 0.069 
COL-026 ROCA 8288 8291 3 0.351 0.123 0.376 
COL-026 RES 8288 8291 3 0.351 0.123 0.376 
COL-026 PAGO 8289 8291 2 0.345 0.132 0.342 
COL-027 ROCA 8414.5 8418 3.5 0.396 0   
COL-027 ROCA 8422 8427.5 5.5 0.379 0.109 0.284 
COL-027 RES 8422.5 8427.5 5 0.376 0.115 0.273 
COL-027 PAGO 8423 8427.5 4.5 0.375 0.119 0.263 
COL-029 ROCA 8352 8356.5 4.5 0.272 0.075 0.237 
COL-029 ROCA 8358.5 8364 5.5 0.207 0.15 0.227 
COL-029 RES 8352 8352.5 0.5 0.375 0.183 0.169 
COL-029 RES 8353.5 8355.5 2 0.196 0.098 0.24 
COL-029 RES 8359.5 8364 4.5 0.176 0.177 0.222 
COL-029 PAGO 8352 8352.5 0.5 0.375 0.183 0.169 
COL-029 PAGO 8353.5 8355.5 2 0.196 0.098 0.24 
COL-029 PAGO 8359.5 8364 4.5 0.176 0.177 0.222 
COL-030 ROCA 8416.5 8436.5 20 0.336 0.207 0.268 
COL-030 RES 8416.5 8436.5 20 0.336 0.207 0.268 
COL-030 PAGO 8416.5 8436.5 20 0.336 0.207 0.268 
COL-032 ROCA 8444 8445 1 0.364 0.041 0.468 
COL-033 ROCA 8462 8467.5 5.5 0.295 0.217 0.173 
COL-033 ROCA 8472.5 8474.5 2 0.336 0.178 0.154 
COL-033 RES 8462 8467.5 5.5 0.295 0.217 0.173 
COL-033 RES 8472.5 8474.5 2 0.336 0.178 0.154 
COL-033 PAGO 8462 8467.5 5.5 0.295 0.217 0.173 
COL-033 PAGO 8472.5 8474.5 2 0.336 0.178 0.154 
COL-035 ROCA 8425 8428 3 0.389 0.016 0.668 
COL-035 ROCA 8434.5 8457.5 23 0.305 0.138 0.251 
COL-035 RES 8434.5 8457.5 23 0.305 0.138 0.251 
COL-035 PAGO 8434.5 8456 21.5 0.298 0.139 0.241 
COL-035 PAGO 8456.5 8457.5 1 0.406 0.135 0.393 
COL-037 ROCA 8515.5 8518.5 3 0.38 0.119 0.475 
COL-037 ROCA 8519.5 8520 0.5 0.413 0.14 0.426 
COL-037 ROCA 8529.5 8530 0.5 0.413 0   
COL-037 RES 8515.5 8518.5 3 0.38 0.119 0.475 
COL-037 RES 8519.5 8520 0.5 0.413 0.14 0.426 
COL-038 ROCA 8398 8402.5 4.5 0.317 0.171 0.279 
COL-038 ROCA 8407 8422 15 0.287 0.228 0.189 
COL-038 RES 8398 8402.5 4.5 0.317 0.171 0.279 
COL-038 RES 8408 8414.5 6.5 0.296 0.207 0.23 
COL-038 RES 8418 8422 4 0.291 0.228 0.155 
COL-038 PAGO 8398 8402.5 4.5 0.317 0.171 0.279 
COL-038 PAGO 8408 8414.5 6.5 0.296 0.207 0.23 
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Pozo Facie Tope Base Espesor 
Volumen 
de 
Arcilla 
Porosidad 
Efectiva 
Saturación 
de Agua 
Efectiva 
COL-038 PAGO 8418 8422 4 0.291 0.228 0.155 
COL-042 ROCA 8281 8285.5 4.5 0.357 0.27 0.081 
COL-042 RES 8281 8283 2 0.347 0.211 0.086 
COL-042 RES 8285 8285.5 0.5 0.404 0.203 0.209 
COL-042 PAGO 8281 8283 2 0.347 0.211 0.086 
COL-042 PAGO 8285 8285.5 0.5 0.404 0.203 0.209 
COL-042B ROCA 8264 8265.5 1.5 0.386 0.072 0.489 
COL-042B ROCA 8266 8269 3 0.405 0.058 0.518 
COL-042B ROCA 8277.5 8285.5 8 0.375 0.072 0.154 
COL-042B RES 8264.5 8265.5 1 0.381 0.074 0.479 
COL-042B RES 8268.5 8269 0.5 0.405 0.077 0.446 
COL-042B RES 8281 8285.5 4.5 0.357 0.107 0.101 
COL-042B PAGO 8281 8285.5 4.5 0.357 0.107 0.101 
COL-044 ROCA 8328.5 8330.5 2 0.404 0.032 0.279 
COL-045B ROCA 8220 8230 10 0.279 0.064 0.547 
COL-045B RES 8226 8229 3 0.245 0.099 0.4 
COL-045B PAGO 8227 8228.5 1.5 0.241 0.114 0.358 
COL-046 ROCA 8374 8376.5 2.5 0.389 0.112 0.459 
COL-046 RES 8374 8376.5 2.5 0.389 0.112 0.459 
COL-046 PAGO 8374 8375 1 0.387 0.113 0.343 
COL-050 ROCA 8451.5 8459 7.5 0.235 0.097 0.133 
COL-050 RES 8452.5 8459 6.5 0.226 0.11 0.132 
COL-050 PAGO 8452.5 8459 6.5 0.226 0.11 0.132 
COL-051 ROCA 8403.5 8412.5 9 0.256 0.149 0.121 
COL-051 RES 8404 8412.5 8.5 0.252 0.156 0.12 
COL-051 PAGO 8404 8412.5 8.5 0.252 0.156 0.12 
COL-052 ROCA 8392.5 8404.5 12 0.244 0.12 0.124 
COL-052 RES 8392.5 8393 0.5 0.408 0.098 0.161 
COL-052 RES 8393.5 8403 9.5 0.208 0.133 0.112 
COL-052 RES 8404 8404.5 0.5 0.404 0.098 0.276 
COL-052 PAGO 8392.5 8393 0.5 0.408 0.098 0.161 
COL-052 PAGO 8393.5 8403 9.5 0.208 0.133 0.112 
COL-052 PAGO 8404 8404.5 0.5 0.404 0.098 0.276 
COL-052B ROCA 8407 8407.5 0.5 0.417 0.001 1 
COL-052B ROCA 8415 8424.5 9.5 0.162 0.135 0.098 
COL-052B ROCA 8432 8433 1 0.385 0.002 1 
COL-052B RES 8415.5 8424 8.5 0.136 0.146 0.093 
COL-052B PAGO 8415.5 8424 8.5 0.136 0.146 0.093 
COL-060 ROCA 8357.5 8363 5.5 0.212 0.106 0.471 
COL-060 RES 8357.5 8361 3.5 0.211 0.129 0.349 
COL-060 RES 8362.5 8363 0.5 0.274 0.11 0.741 
COL-060 PAGO 8357.5 8359.5 2 0.257 0.15 0.245 
COL-062 ROCA 8367 8371 4 0.331 0.064 0.38 
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Pozo Facie Tope Base Espesor 
Volumen 
de 
Arcilla 
Porosidad 
Efectiva 
Saturación 
de Agua 
Efectiva 
COL-062 RES 8367.5 8369 1.5 0.32 0.088 0.356 
COL-062 PAGO 8367.5 8369 1.5 0.32 0.088 0.356 
COL-062B ROCA 8359.5 8365 5.5 0.308 0.097 0.473 
COL-062B RES 8359.5 8363 3.5 0.288 0.106 0.496 
COL-062B RES 8364 8365 1 0.386 0.125 0.319 
COL-062B PAGO 8364.5 8365 0.5 0.409 0.163 0.261 
COL-063 ROCA 8306.5 8316 9.5 0.196 0.123 0.257 
COL-063 RES 8307 8316 9 0.187 0.127 0.256 
COL-063 PAGO 8307 8316 9 0.187 0.127 0.256 
COL-064 ROCA 8342.5 8346 3.5 0.285 0.122 0.395 
COL-064 RES 8343 8346 3 0.274 0.137 0.386 
COL-064 PAGO 8343.5 8346 2.5 0.275 0.15 0.371 
COL-065 ROCA 8259 8266 7 0.262 0.147 0.529 
COL-065 RES 8259 8266 7 0.262 0.147 0.529 
COL-065 ROCA 8259 8266 7 0.262 0.147 0.529 
COL-065 RES 8259 8266 7 0.262 0.147 0.529 
COL-066 ROCA 8244 8246 2 0.312 0.069 0.804 
COL-066 RES 8244 8245.5 1.5 0.29 0.074 0.823 
COL-068 ROCA 8300 8314 14 0.26 0.077 0.469 
COL-068 RES 8300 8302 2 0.403 0.095 0.321 
COL-068 RES 8304 8307 3 0.352 0.086 0.396 
COL-068 RES 8310 8313.5 3.5 0.036 0.1 0.549 
COL-068 PAGO 8300 8302 2 0.403 0.095 0.321 
COL-068 PAGO 8305 8307 2 0.387 0.087 0.388 
COL-069 ROCA 8346 8350.5 4.5 0.294 0.079 0.519 
COL-069 ROCA 8351.5 8361 9.5 0.192 0.169 0.308 
COL-069 RES 8346.5 8349.5 3 0.273 0.092 0.49 
COL-069 RES 8352 8361 9 0.179 0.174 0.305 
COL-069 PAGO 8353 8361 8 0.168 0.182 0.293 
COL-071 ROCA 8371 8377 6 0.234 0.762 0.065 
COL-071 ROCA 8378 8381 3 0.356 0.157 0.191 
COL-071 ROCA 8384 8386 2 0.322 0.348 0.105 
COL-071 ROCA 8387 8394 7 0.099 0.677 0.057 
COL-071 ROCA 8398 8399 1 0.355 0.045 0.664 
COL-071 RES 8375.5 8377 1.5 0.352 0.182 0.191 
COL-071 RES 8378 8381 3 0.356 0.157 0.191 
COL-071 RES 8385.5 8386 0.5 0.289 0.235 0.146 
COL-071 RES 8387.5 8388.5 1 0.155 0.086 0.258 
COL-071 RES 8393 8394 1 0.182 0.178 0.244 
COL-071 PAGO 8375.5 8377 1.5 0.352 0.182 0.191 
COL-071 PAGO 8378 8381 3 0.356 0.157 0.191 
COL-071 PAGO 8385.5 8386 0.5 0.289 0.235 0.146 
COL-071 PAGO 8387.5 8388.5 1 0.155 0.086 0.258 
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Pozo Facie Tope Base Espesor 
Volumen 
de 
Arcilla 
Porosidad 
Efectiva 
Saturación 
de Agua 
Efectiva 
COL-071 PAGO 8393 8394 1 0.182 0.178 0.244 
COL-072 ROCA 8292 8300 8 0.217 0.087 0.855 
COL-072 RES 8296.5 8300 3.5 0.065 0.133 0.995 
COL-073 ROCA 8272.5 8275 2.5 0.272 0.132 0.542 
COL-073 ROCA 8275.5 8284 8.5 0.207 0.171 0.468 
COL-073 RES 8272.5 8275 2.5 0.272 0.132 0.542 
COL-073 RES 8275.5 8281 5.5 0.196 0.144 0.493 
COL-073 RES 8281.5 8284 2.5 0.269 0.21 0.448 
COL-073 PAGO 8281.5 8282.5 1 0.217 0.226 0.398 
COL-074 ROCA 8285 8307 22 0.179 0.205 0.666 
COL-074 RES 8289 8307 18 0.201 0.19 0.657 
COL-075 ROCA 8239.5 8252 12.5 0.051 0.276 0.338 
COL-075 RES 8239.5 8240 0.5 0.32 0.136 0.411 
COL-075 RES 8251.5 8252 0.5 0.237 0.25 0.491 
COL-076 ROCA 8380.5 8402.5 22 0.171 0.182 0.343 
COL-076 RES 8380.5 8395.5 15 0.203 0.161 0.285 
COL-076 RES 8396.5 8402.5 6 0.121 0.22 0.446 
COL-076 PAGO 8380.5 8395.5 15 0.203 0.161 0.285 
COL-077 ROCA 8248 8252.5 4.5 0.258 0.052 0.454 
COL-077 ROCA 8255 8262 7 0.135 0.135 0.746 
COL-077 RES 8248.5 8250 1.5 0.195 0.091 0.371 
COL-077 RES 8256.5 8262 5.5 0.072 0.165 0.743 
COL-077 PAGO 8248.5 8250 1.5 0.195 0.091 0.371 
COL-079 ROCA 8271 8281.5 10.5 0.168 0.119 0.467 
COL-079 RES 8272 8273 1 0.237 0.081 0.263 
COL-079 RES 8274 8280 6 0.059 0.163 0.452 
COL-079 PAGO 8272 8273 1 0.237 0.081 0.263 
COL-079 PAGO 8274 8278 4 0.043 0.172 0.313 
COL-084 ROCA 8300 8302 2 0.135 0.23 0.684 
COL-084 ROCA 8304 8311 7 0.052 0.192 0.33 
COL-084 RES 8301 8302 1 0.27 0.181 0.741 
COL-084 RES 8304 8309.5 5.5 0.059 0.169 0.378 
COL-084 PAGO 8307.5 8309.5 2 0 0.207 0.231 
COL-085 ROCA 8279.5 8284 4.5 0.141 0.044 0.812 
COL-085 RES 8279.5 8280 0.5 0.284 0.129 0.419 
COL-086 ROCA 8323 8330 7 0.156 0.136 0.431 
COL-086 RES 8323 8330 7 0.156 0.136 0.431 
COL-086 PAGO 8325.5 8326.5 1 0 0.158 0.367 
COL-086 PAGO 8327 8329.5 2.5 0.137 0.122 0.265 
COL-087 ROCA 8272 8287 15 0.191 0.145 0.417 
COL-087 ROCA 8291.5 8292.5 1 0.347 0.096 0.551 
COL-087 RES 8272 8285.5 13.5 0.178 0.159 0.416 
COL-087 RES 8291.5 8292.5 1 0.347 0.096 0.551 
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Pozo Facie Tope Base Espesor 
Volumen 
de 
Arcilla 
Porosidad 
Efectiva 
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de Agua 
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COL-087 PAGO 8277 8280 3 0.199 0.16 0.373 
COL-087 PAGO 8280.5 8282.5 2 0 0.201 0.372 
COL-087 PAGO 8283 8285.5 2.5 0.194 0.161 0.335 
COL-088 ROCA 8331.5 8338 6.5 0.134 0.099 0.375 
COL-088 ROCA 8340.5 8342 1.5 0.261 0.034 1 
COL-088 RES 8332.5 8337 4.5 0.05 0.128 0.378 
COL-088 PAGO 8332.5 8335.5 3 0.052 0.13 0.367 
COL-088 PAGO 8336.5 8337 0.5 0.106 0.101 0.367 
COL-089 ROCA 8322.5 8325 2.5 0.221 0.014 0.964 
COL-091 ROCA 8173 8182 9 0.107 0.134 1 
COL-091 RES 8173 8182 9 0.107 0.134 1 
COL-092 ROCA 8180 8182 2 0.386 0   
COL-092 ROCA 8184 8189.5 5.5 0.169 0.048 0.428 
COL-092 ROCA 8190.5 8200 9.5 0.093 0.092 0.998 
COL-092 RES 8184.5 8186.5 2 0.021 0.106 0.401 
COL-092 RES 8191.5 8195 3.5 0.11 0.087 1 
COL-092 RES 8196 8200 4 0.025 0.116 0.996 
COL-092 PAGO 8185 8186 1 0 0.118 0.378 
COL-093 ROCA 8160 8162.5 2.5 0.112 0.066 0.684 
COL-093 ROCA 8169.5 8173 3.5 0.224 0.055 0.604 
COL-093 RES 8160 8161 1 0 0.104 0.607 
COL-094 ROCA 8326 8328 2 0.267 0.115 0.412 
COL-094 ROCA 8336 8350 14 0.139 0.105 0.426 
COL-094 RES 8326 8328 2 0.267 0.115 0.412 
COL-094 RES 8336 8337.5 1.5 0.146 0.099 0.528 
COL-094 RES 8342 8350 8 0.095 0.162 0.407 
COL-094 PAGO 8326 8326.5 0.5 0.271 0.121 0.351 
COL-094 PAGO 8343 8348.5 5.5 0.052 0.165 0.357 
COL-097 ROCA 8317 8333.5 16.15 0.215 0.088 0.388 
COL-097 RES 8317 8319 2 0.261 0.112 0.369 
COL-097 RES 8321.5 8328.5 7 0.154 0.144 0.357 
COL-097 RES 8333 8333.5 0.15 0.325 0.162 0.622 
COL-097 PAGO 8317.5 8319 1.5 0.225 0.121 0.34 
COL-097 PAGO 8321.5 8323.5 2 0.213 0.107 0.343 
COL-097 PAGO 8324.5 8327 2.5 0.039 0.173 0.274 
COL-099 ROCA 8318.5 8323 4.5 0.391 0.05 0.357 
COL-099 ROCA 8325.5 8330.5 5 0.349 0.013 0.321 
COL-099 ROCA 8331.5 8338.5 7 0.106 0.157 0.319 
COL-099 RES 8320.5 8322 1.5 0.374 0.074 0.34 
COL-099 RES 8331.5 8338.5 7 0.106 0.157 0.319 
COL-099 PAGO 8320.5 8322 1.5 0.374 0.074 0.34 
COL-099 PAGO 8331.5 8336 4.5 0.105 0.163 0.297 
COL-099 PAGO 8336.5 8337.5 1 0.043 0.165 0.301 
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Efectiva 
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COL-099 PAGO 8338 8338.5 0.5 0.338 0.096 0.382 
COL-101 ROCA 8380 8382.5 2.5 0.381 0   
COL-101 ROCA 8388.5 8389 0.5 0.408 0   
COL-101 ROCA 8390 8421.5 31.5 0.09 0.18 0.181 
COL-101 RES 8394 8407.5 13.5 0.055 0.193 0.184 
COL-101 RES 8408 8413 5 0.086 0.19 0.135 
COL-101 RES 8414 8421.5 7.5 0.054 0.21 0.169 
COL-101 PAGO 8394.5 8407.5 13 0.051 0.197 0.179 
COL-101 PAGO 8408 8413 5 0.086 0.19 0.135 
COL-101 PAGO 8414 8421.5 7.5 0.054 0.21 0.169 
COL-105 ROCA 8500.5 8517.5 17 0.221 0.049 0.582 
COL-105 ROCA 8518 8518.5 0.5 0.302 0.072 0.299 
COL-105 ROCA 8522 8523 1 0.305 0.107 0.334 
COL-105 ROCA 8525 8526 1 0.383 0.084 0.586 
COL-105 RES 8511 8514.5 3.5 0.024 0.121 0.413 
COL-105 RES 8518 8518.5 0.5 0.302 0.072 0.299 
COL-105 RES 8522 8523 1 0.305 0.107 0.334 
COL-105 RES 8525 8526 1 0.383 0.084 0.586 
COL-105 PAGO 8513.5 8514.5 1 0.028 0.118 0.398 
COL-105 PAGO 8518 8518.5 0.5 0.302 0.072 0.299 
COL-105 PAGO 8522 8523 1 0.305 0.107 0.334 
COL-108D ROCA 8861 8862 1 0.416 0.023 0.514 
COL-111D ROCA 8851 8864 13 0.154 0.083 0.357 
COL-111D ROCA 8869 8870 1 0.369 0.008 1 
COL-111D RES 8852.5 8857 4.5 0.107 0.101 0.235 
COL-111D RES 8858.5 8862.5 4 0.067 0.132 0.42 
COL-111D PAGO 8852.5 8857 4.5 0.107 0.101 0.235 
COL-111D PAGO 8861 8862 1 0.127 0.138 0.294 
COL-116D ROCA 8836.5 8847 10.5 0.133 0.114 0.367 
COL-116D RES 8840 8847 7 0.061 0.159 0.345 
COL-116D PAGO 8840.5 8841.5 1 0.13 0.13 0.396 
COL-116D PAGO 8843 8847 4 0.018 0.181 0.304 
COL-118D ROCA 8677 8686.5 9.5 0.122 0.045 1 
COL-118D RES 8682.5 8683.5 1 0.072 0.073 1 
COL-119D ROCA 8760.5 8766 5.5 0.266 0.036 0.582 
COL-119D ROCA 8768.5 8781.5 12.53 0.139 0.059 0.462 
COL-119D RES 8775.5 8781.5 5.53 0.147 0.105 0.479 
COL-119D PAGO 8775.5 8778 2.5 0.16 0.097 0.284 
COL-127D ROCA 8844.5 8858 13.5 0.106 0.12 0.201 
COL-127D RES 8846 8857 11 0.049 0.142 0.178 
COL-127D PAGO 8846 8856.5 10.5 0.041 0.143 0.166 
COL-135D ROCA 8790 8791.5 1.5 0.332 0.222 0.387 
COL-135D ROCA 8794 8795 1 0.398 0.085 0.488 
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COL-135D ROCA 8795.5 8815 19.5 0.202 0.138 0.459 
COL-135D RES 8790 8791.5 1.5 0.332 0.222 0.387 
COL-135D RES 8794 8795 1 0.398 0.085 0.488 
COL-135D RES 8795.5 8797 1.5 0.327 0.081 0.548 
COL-135D RES 8797.5 8815 17.5 0.186 0.145 0.455 
COL-135D PAGO 8790 8791 1 0.295 0.238 0.381 
COL-135D PAGO 8805.5 8808 2.5 0.221 0.139 0.378 
COL-164D ROCA 9235.5 9249.5 14 0.102 0.135 0.959 
COL-164D ROCA 9256.5 9258 1.5 0.284 0.083 0.618 
COL-164D RES 9236 9249 13 0.08 0.142 0.958 
COL-164D RES 9257 9258 1 0.253 0.115 0.589 
COL-WIW-1 ROCA 8490 8497.5 7.5 0.271 0.084 0.274 
COL-WIW-1 RES 8490 8494.5 4.5 0.257 0.114 0.224 
COL-WIW-1 PAGO 8490 8494.5 4.5 0.257 0.114 0.224 
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ANEXO 3: HISTORIAL DE PRODUCCIÓN 
 
COL-051 API 24  COL-052B API 24 
Fecha 
Liquido 
bbl/d 
Petroleo 
bbl/d 
BSW    
%  
Fecha 
Liquido 
bbl/d 
Petroleo 
bbl/d 
BSW      
% 
3/1/1997 779 764 2  10/1/2004 401 398 1 
4/1/1997 560 552 1  11/1/2004 783 780 0 
5/1/1997 737 735 0  12/1/2004 753 750 0 
6/1/1997 716 706 1  1/1/2005 771 768 0 
7/1/1997 699 694 1  2/1/2005 886 883 0 
8/1/1997 670 667 1  3/1/2005 877 873 0 
9/1/1997 843 838 0  4/1/2005 833 829 0 
10/1/1997 875 840 4  5/1/2005 777 754 3 
11/1/1997 534 518 3  6/1/2005 784 627 20 
12/1/1997 767 729 5  7/1/2005 754 603 20 
1/1/1998 753 715 5  8/1/2005 576 461 20 
2/1/1998 807 766 5  9/1/2005 873 628 28 
3/1/1998 741 704 5  10/1/2005 907 653 28 
4/1/1998 785 757 3  11/1/2005 892 642 28 
5/1/1998 658 632 4  12/1/2005 873 629 28 
6/1/1998 680 653 4  1/1/2006 853 614 28 
7/1/1998 479 459 4  2/1/2006 741 533 28 
8/1/1998 548 531 3  3/1/2006 645 465 28 
9/1/1998 556 540 3  4/1/2006 657 473 28 
10/1/1998 424 413 2  5/1/2006 889 640 28 
11/1/1998 242 234 3  6/1/2006 828 596 28 
2/1/1999 922 904 2  7/1/2006 806 580 28 
3/1/1999 786 763 3  8/1/2006 826 595 28 
4/1/1999 868 865 0  9/1/2006 765 643 16 
5/1/1999 857 852 1  10/1/2006 736 618 16 
6/1/1999 804 801 0  11/1/2006 706 593 16 
7/1/1999 752 751 0  12/1/2006 712 598 16 
8/1/1999 771 770 0  1/1/2007 750 630 16 
9/1/1999 1098 1098 0  2/1/2007 763 641 16 
10/1/1999 773 769 1  3/1/2007 718 603 16 
11/1/1999 1282 1124 12  4/1/2007 683 574 16 
12/1/1999 1397 1154 17  5/1/2007 672 565 16 
1/1/2000 1233 1029 17  6/1/2007 644 541 16 
2/1/2000 1116 930 17  7/1/2007 652 547 16 
3/1/2000 1258 1049 17  8/1/2007 665 559 16 
4/1/2000 1406 1055 25  9/1/2007 567 476 16 
5/1/2000 1035 766 26  10/1/2007 563 473 16 
6/1/2000 1061 897 16  11/1/2007 590 495 16 
7/1/2000 1283 968 25  12/1/2007 603 507 16 
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COL-051 API 24  COL-052B API 24 
8/1/2000 1331 1029 23  1/1/2008 702 589 16 
9/1/2000 1365 1073 21  2/1/2008 717 603 16 
10/1/2000 1290 937 27  3/1/2008 669 562 16 
11/1/2000 1448 1002 31  4/1/2008 714 600 16 
12/1/2000 484 337 31  5/1/2008 608 511 16 
1/1/2001 1289 859 33  6/1/2008 678 570 16 
2/1/2001 1103 791 28  7/1/2008 693 582 16 
3/1/2001 1233 836 32  8/1/2008 597 502 16 
4/1/2001 1170 786 33  9/1/2008 760 638 16 
5/1/2001 1079 679 37  10/1/2008 638 511 20 
6/1/2001 756 498 34  11/1/2008 501 401 20 
7/1/2001 972 658 32  12/1/2008 455 382 16 
8/1/2001 1303 834 36  1/1/2009 538 409 24 
9/1/2001 1173 779 34  2/1/2009 548 417 24 
10/1/2001 1239 875 29  3/1/2009 510 388 24 
11/1/2001 1207 829 31  4/1/2009 507 385 24 
12/1/2001 1224 827 32  5/1/2009 497 378 24 
1/1/2002 1043 675 35  6/1/2009 518 394 24 
2/1/2002 1172 770 34  7/1/2009 514 391 24 
3/1/2002 925 625 32  8/1/2009 580 441 24 
4/1/2002 1244 792 36  9/1/2009 561 426 24 
5/1/2002 1105 733 34  10/1/2009 527 400 24 
6/1/2002 1219 733 40  11/1/2009 472 359 24 
7/1/2002 850 484 43  12/1/2009 561 426 24 
8/1/2002 927 584 37  1/1/2010 590 407 31 
9/1/2002 913 602 34  2/1/2010 463 319 31 
10/1/2002 965 680 30  3/1/2010 484 334 31 
11/1/2002 937 658 30  4/1/2010 362 283 22 
12/1/2002 982 663 32  5/1/2010 391 305 22 
1/1/2003 1007 677 33  6/1/2010 437 341 22 
2/1/2003 981 643 35  7/1/2010 506 253 50 
3/1/2003 872 499 43  8/1/2010 471 236 50 
4/1/2003 793 451 43  9/1/2010 450 225 50 
5/1/2003 696 421 40  10/1/2010 470 235 50 
6/1/2003 740 407 45  11/1/2010 470 235 50 
7/1/2003 723 442 39  1/1/2011 469 234 50 
8/1/2003 740 444 40  2/1/2011 448 224 50 
9/1/2003 756 405 46  3/1/2011 434 217 50 
10/1/2003 807 510 37  4/1/2011 395 197 50 
11/1/2003 975 604 38  5/1/2011 386 193 50 
12/1/2003 843 477 43  6/1/2011 377 188 50 
1/1/2004 780 446 43  7/1/2011 320 160 50 
2/1/2004 535 316 41  8/1/2011 394 197 50 
3/1/2004 665 436 34  9/1/2011 350 175 50 
4/1/2004 770 480 38  10/1/2011 388 194 50 
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COL-051 API 24  COL-052B API 24 
5/1/2004 770 460 40  11/1/2011 612 306 50 
6/1/2004 735 456 38  12/1/2011 681 330 52 
7/1/2004 785 410 48  1/1/2012 460 213 54 
8/1/2004 1117 544 51  2/1/2012 516 196 62 
9/1/2004 841 549 35  3/1/2012 480 182 62 
10/1/2004 789 329 58  4/1/2012 417 158 62 
11/1/2004 774 429 44  5/1/2012 393 149 62 
12/1/2004 233 94 60  6/1/2012 394 150 62 
1/1/2005 819 457 44  7/1/2012 373 142 62 
2/1/2005 301 145 52  8/1/2012 369 140 62 
3/1/2005 410 252 38  9/1/2012 389 148 62 
4/1/2005 356 220 38      
5/1/2005 530 251 53      
6/1/2005 507 253 50      
7/1/2005 494 247 50      
8/1/2005 394 179 55      
9/1/2005 518 289 44      
10/1/2005 509 254 50      
11/1/2005 474 227 52      
12/1/2005 481 216 55      
1/1/2006 660 225 66      
2/1/2006 520 161 69      
3/1/2006 209 63 70      
10/1/2006 70 30 57      
12/1/2006 359 144 60      
1/1/2007 509 204 60      
2/1/2007 504 202 60      
3/1/2007 381 152 60      
4/1/2007 460 212 54      
5/1/2007 412 190 54      
6/1/2007 457 210 54      
7/1/2007 435 200 54      
8/1/2007 473 218 54      
9/1/2007 361 166 54      
10/1/2007 368 92 75      
1/1/2012 212 139 35      
2/1/2012 66 51 24      
6/1/2012 181 105 42      
7/1/2012 176 106 40      
8/1/2012 141 85 40      
9/1/2012 160 96 40      
 
 
 
 
131 
 
COL-054 API 22  COL-099 API 22 
Fecha 
Liquido 
bbl/d 
Petroleo 
bbl/d 
BSW  
%  
Fecha 
Liquido 
bbl/d 
Petroleo 
bbl/d 
BSW   
% 
7/1/2004 414 269 35  12/1/2003 779 773 1 
8/1/2004 817 572 30  1/1/2004 827 821 1 
9/1/2004 956 574 40  2/1/2004 774 767 1 
10/1/2004 922 553 40  3/1/2004 659 653 1 
11/1/2004 871 523 40  4/1/2004 891 884 1 
12/1/2004 875 525 40  5/1/2004 824 817 1 
1/1/2005 762 457 40  6/1/2004 827 821 1 
2/1/2005 727 436 40  7/1/2004 843 837 1 
3/1/2005 770 462 40  8/1/2004 856 849 1 
4/1/2005 742 445 40  9/1/2004 864 857 1 
5/1/2005 787 472 40  10/1/2004 881 874 1 
6/1/2005 840 504 40  11/1/2004 866 859 1 
7/1/2005 724 434 40  12/1/2004 881 874 1 
8/1/2005 548 329 40  1/1/2005 812 806 1 
9/1/2005 686 412 40  2/1/2005 643 638 1 
10/1/2005 760 456 40  3/1/2005 594 589 1 
11/1/2005 767 460 40  4/1/2005 693 687 1 
12/1/2005 826 496 40  5/1/2005 631 626 1 
1/1/2006 774 464 40  6/1/2005 581 576 1 
2/1/2006 729 437 40  7/1/2005 621 616 1 
3/1/2006 705 409 42  8/1/2005 483 479 1 
4/1/2006 806 467 42  9/1/2005 457 454 1 
5/1/2006 838 486 42  10/1/2005 322 319 1 
6/1/2006 732 425 42  11/1/2005 312 310 1 
7/1/2006 802 425 47  12/1/2005 335 332 1 
8/1/2006 870 348 60  1/1/2006 407 404 1 
9/1/2006 736 294 60  2/1/2006 162 161 1 
10/1/2006 795 318 60  3/1/2006 156 121 22 
11/1/2006 817 327 60  4/1/2006 7 7 6 
12/1/2006 367 147 60  5/1/2006 20 14 30 
4/1/2007 605 242 60  6/1/2006 17 15 14 
5/1/2007 703 345 51  7/1/2006 15 14 7 
6/1/2007 672 329 51  8/1/2006 16 14 15 
7/1/2007 671 329 51  9/1/2006 13 13 5 
8/1/2007 728 356 51  10/1/2006 12 11 6 
9/1/2007 678 332 51  11/1/2006 11 10 6 
10/1/2007 589 288 51  12/1/2006 12 11 12 
11/1/2007 1198 216 82  1/1/2007 10 10 2 
12/1/2007 792 143 82  2/1/2007 13 10 23 
1/1/2008 829 149 82  3/1/2007 10 8 20 
2/1/2008 884 159 82  4/1/2007 9 8 7 
3/1/2008 897 161 82  5/1/2007 10 9 7 
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COL-054 API 22  COL-099 API 22 
4/1/2008 727 131 82  6/1/2007 12 10 16 
5/1/2008 786 173 78  7/1/2007 13 10 20 
6/1/2008 788 173 78  8/1/2007 14 11 23 
7/1/2008 886 195 78  9/1/2007 9 8 7 
8/1/2008 878 193 78  10/1/2007 12 7 36 
9/1/2008 914 201 78  11/1/2007 14 9 34 
10/1/2008 964 212 78  12/1/2007 17 12 31 
11/1/2008 973 214 78  1/1/2008 19 9 56 
12/1/2008 975 215 78  2/1/2008 7 6 11 
1/1/2009 951 209 78  3/1/2008 8 4 50 
2/1/2009 998 220 78  4/1/2008 1 0 50 
3/1/2009 965 212 78  5/1/2008 7 2 75 
4/1/2009 875 193 78  6/1/2008 10 7 30 
5/1/2009 923 203 78  7/1/2008 8 7 15 
6/1/2009 938 206 78  8/1/2008 8 7 16 
7/1/2009 862 190 78  9/1/2008 9 7 16 
8/1/2009 842 185 78  10/1/2008 8 7 8 
9/1/2009 906 199 78  11/1/2008 8 5 36 
10/1/2009 881 194 78  12/1/2008 9 8 12 
11/1/2009 967 213 78  1/1/2009 8 7 11 
1/1/2010 297 267 10  2/1/2009 8 6 30 
2/1/2010 310 279 10  3/1/2009 6 5 8 
3/1/2010 287 258 10  4/1/2009 7 6 7 
4/1/2010 255 230 10  5/1/2009 6 6 9 
5/1/2010 280 252 10  6/1/2009 8 6 33 
6/1/2010 291 262 10  7/1/2009 6 4 37 
7/1/2010 238 214 10  8/1/2009 10 6 39 
8/1/2010 237 213 10  9/1/2009 9 5 42 
9/1/2010 225 203 10  10/1/2009 11 7 34 
10/1/2010 200 150 25  11/1/2009 11 9 18 
11/1/2010 204 153 25  12/1/2009 9 7 27 
12/1/2010 349 261 25  1/1/2010 7 5 33 
1/1/2011 293 220 25  2/1/2010 8 5 35 
2/1/2011 283 212 25  3/1/2010 7 5 34 
3/1/2011 280 210 25  4/1/2010 8 5 41 
4/1/2011 241 181 25  5/1/2010 7 4 47 
5/1/2011 335 251 25  6/1/2010 8 5 39 
6/1/2011 351 263 25  7/1/2010 6 4 38 
7/1/2011 393 294 25  8/1/2010 4 2 35 
8/1/2011 395 296 25  9/1/2010 7 4 38 
9/1/2011 367 282 23  10/1/2010 11 6 39 
10/1/2011 407 342 16  11/1/2010 8 5 37 
11/1/2011 439 369 16  12/1/2010 7 4 41 
12/1/2011 474 398 16  1/1/2011 9 5 40 
1/1/2012 374 314 16  2/1/2011 7 5 30 
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COL-054 API 22  COL-099 API 22 
2/1/2012 342 287 16  3/1/2011 15 10 32 
3/1/2012 373 313 16  4/1/2011 7 3 50 
4/1/2012 412 346 16  5/1/2011 9 6 36 
5/1/2012 393 333 15  6/1/2011 8 4 45 
6/1/2012 380 319 16  7/1/2011 12 8 27 
7/1/2012 357 300 16  8/1/2011 9 6 33 
8/1/2012 404 339 16  9/1/2011 6 3 54 
9/1/2012 422 355 16      
 
 
COL-107D API 24 
Fecha Liquido 
bbl/d 
Petroleo 
bbl/d 
BSW  
% 
 Fecha Liquido 
bbl/d 
Petroleo 
bbl/d 
BSW  
% 
12/1/2005 418 411 2  5/1/2009 395 344 13 
1/1/2006 527 518 2  6/1/2009 454 395 13 
2/1/2006 501 492 2  7/1/2009 461 401 13 
3/1/2006 350 344 2  8/1/2009 437 381 13 
4/1/2006 40 37 6  9/1/2009 448 390 13 
5/1/2006 434 408 6  10/1/2009 393 342 13 
6/1/2006 477 458 4  11/1/2009 428 372 13 
7/1/2006 428 411 4  12/1/2009 432 376 13 
8/1/2006 558 525 6  1/1/2010 443 385 13 
9/1/2006 563 557 1  2/1/2010 442 385 13 
10/1/2006 505 500 1  3/1/2010 408 355 13 
11/1/2006 533 528 1  4/1/2010 395 343 13 
12/1/2006 546 541 1  5/1/2010 383 333 13 
1/1/2007 518 513 1  6/1/2010 391 340 13 
2/1/2007 484 479 1  7/1/2010 340 296 13 
3/1/2007 474 469 1  8/1/2010 349 304 13 
4/1/2007 488 483 1  9/1/2010 336 292 13 
5/1/2007 491 487 1  10/1/2010 350 305 13 
6/1/2007 491 487 1  11/1/2010 364 316 13 
7/1/2007 506 501 1  1/1/2011 382 332 13 
8/1/2007 491 486 1  2/1/2011 470 409 13 
9/1/2007 468 463 1  3/1/2011 347 302 13 
10/1/2007 435 431 1  4/1/2011 344 299 13 
11/1/2007 451 446 1  5/1/2011 302 262 13 
12/1/2007 474 413 13  6/1/2011 320 278 13 
1/1/2008 455 396 13  7/1/2011 271 236 13 
2/1/2008 469 408 13  8/1/2011 275 239 13 
3/1/2008 491 428 13  9/1/2011 253 220 13 
4/1/2008 497 432 13  10/1/2011 269 234 13 
5/1/2008 463 296 36  11/1/2011 383 333 13 
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COL-107D API 24 
6/1/2008 468 407 13  12/1/2011 387 337 13 
7/1/2008 484 421 13  1/1/2012 270 235 13 
8/1/2008 520 452 13  2/1/2012 273 238 13 
9/1/2008 473 411 13  3/1/2012 251 219 13 
10/1/2008 550 478 13  4/1/2012 256 223 13 
11/1/2008 499 434 13  5/1/2012 269 234 13 
12/1/2008 439 382 13  6/1/2012 237 206 13 
1/1/2009 434 378 13  7/1/2012 230 193 16 
2/1/2009 422 367 13  8/1/2012 278 228 18 
3/1/2009 448 389 13  9/1/2012 254 208 18 
4/1/2009 432 376 13      
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ANEXO 4: ESTADO MECÁNICO DE POZOS PROPUESTOS PARA SER 
COMPLETADOS EN BASAL TENA 
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